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Résumé

les gisements en déplétion naturelle nécessitent un soutien par injection, soit par recyclage de
gaz miscible, soit par injection d’eau compatible, afin de maintenir une pression suffisante
pour assurer la remontée du fluide depuis le fond du puits jusqu’en la surface, puis vers les
stations de traitement.

Cependant . méme avec un systéeme efficace de maintien de pression, certaines contraintes
peuvent apparaitre au fil du temps, affectant la production . Notamment 1’arrivée des percée
d’eau conduisant a 1’élévation de water cut est considérée parmi les problémes majeurs affectant
la production des puits producteurs d’huile en modifiant le régime d’écoulement ainsi la
génération des pertes de charge significatives. L’étude vise a la modélisation et et I’optimisation
du systeme de production du champ EIl Merk. Le travail consiste en premier lieu le choix de
trois puits candidats pour 1’étude, puis la collecte des data: propriétés du fluide de réservoir,
régime d’écoulement et type de puits ainsi que les data PVT. L’utilisation du logiciel PROSPER
a été réalisée afin d’obtenir la performance Inflow Performance Relationship (IPR) et Vertical
Performance Lift (VLP) tout en choisissant la corrélation de petroleum Experts 2 pour le calcul
des pertes de charg et pour le logiciel GAP pour I’optimisation du systéme de production. Les
principaux résultats obtenus ont montré un débit optimum d’injection gaz lift de 2 a 4 MMscf/d
afin de garantir un débit d’exportation de 24700 bbl/j avec un water cut inférieur a 50%. Ces
résultats ont contribues systématiquement dans la prise des décisions de développement du ce
champ ainsi d’avoir un plan d’optimisation des systémes de production pour les réservoirs ayant
le probléme de la production excessive d’eau.



Abstract

Reservoirs under natural depletion require support through injection, either by
miscible gas recycling or by compatible water injection, in order to maintain
sufficient pressure to ensure fluid lift from the bottom of the well to the surface, and
then towards the processing facilities.However, even with an effective pressure
maintenance system, certain constraints may appear over time, affecting production.
Notably, water breakthrough leading to an increase in water cut is considered one of
the major problems affecting oil well production, as it changes the flow regime and
generates significant pressure losses.This study aims to model and optimize the
production system of the EI Merk field. The work first involves selecting three
candidate wells for the study, then collecting data: reservoir fluid properties, flow
regime, well type, and PVT data.The PROSPER software was used to obtain the
Inflow Performance Relationship (IPR) and Vertical Lift Performance (VLP), using
Petroleum Experts 2 correlation for pressure loss calculation. The GAP software was
also used to optimize the production system.The main results obtained showed an
optimal gas lift injection rate ranging from 2 to 4 MMscf/d to ensure an export flow
rate of 24,700 bbl/d with a water cut below 50%.These results systematically
contributed to the field development decision-making process, as well as to
establishing a production system optimization plan for reservoirs facing excessive
water production problems.
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Introduction générale

Introduction générale

Pour tous les champs pétroliers, 1’optimisation des opérations de production est un facteur essentiel pour

accroitre la production et réduire les codts.

Ainsi, pour les puits isolés ou les petits systémes, une simple analyse nodale peut suffire. En revanche,

pour les systémes plus complexes, 1’optimisation nécessite des méthodes plus adaptées.

De nombreux champs matures sont exploités par levage gazier sous diverses contraintes, notamment
celles liées a la capacité de traitement du systeme. Dans ce contexte, I’utilisation d’outils de simulation
numérique est devenue indispensable pour accompagner la prise de décision technique et économique

tout au long du cycle de vie d’un champ pétrolier.

Parmi les logiciels les plus utilisés dans 1’ingénierie de production, PROSPER et GAP, offrent des
solutions performantes pour modéliser et optimiser les écoulements multiphasiques dans les puits et les
réseaux de surface. PROSPER permet I’analyse détaillée du comportement des puits, en prenant en
compte les caractéristiques du réservoir, des fluides et des équipements, tandis que GAP permet une
modélisation intégrée a I’échelle du champ, en connectant les différents puits, séparateurs, compresseurs

et autres infrastructures de production.

Dans notre travail, nous présentons une technique d’optimisation appliquée au systéme de production
du champ EKT a EL MERK.

. Nous utilisons une nouvelle formulation capable de gérer les interactions entre les débits des sept puits
de champ d’étude. Cette approche peut étre appliquée a une variété de problemes de complexité variable.
Nous mettons en évidence I’importance d’une formulation rigoureuse du probléme d’optimisation,

basée sur des techniques modernes, en particulier la programmation quadratique séquentielle.

Nous nous intéressons a I’optimisation de la production d’un champ pétrolier a 1’aide de PROSPER et
GAP, a travers trois scénarios distincts de développement et de gestion du champ. Chaque scénario
explore des conditions de production spécifiques, des stratégies de levage artificiel différentes, ou encore
des modifications de configuration du réseau de surface, dans le but de maximiser la production tout en
assurant la viabilité technique du systeme. en fournissant des analyses comparatives entre les scénarios

testés, ainsi que des recommandations techniques basées sur les résultats obtenus.

Dans le but d’atteindre les objectifs fixés dans ce mémoire, a savoir ’optimisation de la

production du champ pétrolier, nous avons structuré notre travail autour des axes suivants :

Prédiction de Back pressure liée a 'augmentation des percées d’eau dans le champ EKT 1



Le premier chapitre est un présentation et description géologique du champ EI Merk ;
Cette premiere partie permettra de situer géographiquement et géologiquement le
champ EL MERK, d’en présenter les principales caractéristiques (stratigraphie,
réservoirs, types de roches, etc.), ainsi que les conditions générales de production.

Le deuxiéme chapitre est une présentation de la Production et méthode de récupération;
Ici, nous décrirons les techniques de récupération mises en ceuvre dans le champ, les
mécanismes de drainage naturel ou assisté, et les stratégies utilisées pour améliorer la
récupération des hydrocarbures.

Le troisieme chapitre est pour la performance du réservoir et du puits ; Cette partie vise
a évaluer le comportement dynamique du réservoir et la performance des puits, a travers
I’analyse des données de production, les pertes de charges, les indices de productivité,
etc.

Dans la partie de calcul a savoir la modélisation et optimisation du systeme de
production du champ EKT ; Une étude de cas sera menée sur les puits EKT-14 et EKT-
19, a travers trois scénarios de simulation développés avec les logiciels PROSPER et
GAP. Cette section comprendra la construction des mode¢les, 1’analyse des résultats et
une discussion sur les différentes stratégies d’optimisation testées.

Enfin, et a la Conclusion et recommandations nous présenterons une synthése des
résultats obtenus, les enseignements tirés de 1’étude, et proposerons quelques
recommandations techniques susceptibles d’améliorer la gestion et la performance du

champ a moyen et long terme.
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Chapitre I : Présentation du champ EIl Merk

Introduction

Voici quelques dizaines d’années depuis le premier jaillissement du pétrole 1’héritage des éres
géologiques tres anciennes sur les territoires algériens, des milliers de puits ont vu la lumiere et
encore des dizaines et des dizaines de région qui renferment ce trésor mystérieux sont devenues
des perles brillantes pour I’économie du pays.

Ce stage et cette étude a été déroulée sur 1’une de ces régions qui a seulement 10 ans depuis le

début d’exploitation (production) sur sa propriété, cette région est: EL MERK.
1.1 Historique du groupement Berkine

Le groupement Berkine a été créé en 1998 en tant qu'organisme d'opération par
SONATRACH entreprise pétroliere et gaziere nationale algérienne et ANADARKO une des
premieres compagnies indépendantes d'exploration et de production de pétrole et de gaz dans
le monde. [1]

Le groupement Berkine est chargé de gerer des activités de I'association SONATRACH/
OXY (EX-ANADARKO).

A la date de mai 2002 il a produit pour le compte de I'association un total de 100 millions de
barils d'huile.

Le groupement exploite deux champs de production de pétrole, Hassi Berkine et EI Merk. [1]

1.2 Situation Géographique
Le champ de Berkine se trouve dans le désert du sahara algérien a environ 350 km sud-est de
Hassi Messaoud qui s’étendent sur environ 5,5 millions d’acres sur grand bassin
intracartonique qui occupe la région orientale d’algérie la région méridionale de la Tunisie

et la région occidentale de la Lybye. [1]




Chapitre I: Présentation du champ El Merk
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Figure I-1 : Situation Géographique du GB

Le champ EL-Merk se situe a environ 350 km au Sud — Est de Hassi Messaoud et a 80 km du

Champ HBNS. Le développement d’EL MERK se fait en synergie des associations
SONATRACH/ANADARKO et SONATRACH/CONCO PHILIPS (ex-Burlington).

Elle est assurée par six partenaires SONATRACH, ANADARKO, ENI, MAERSK,
CONCOPHILIPS et TALISMAN ont convenu a la réalisation d’une usine (CPF) de traitement d’huile
et gaz humide, la récupération et I’expédition d’huile vers Haoud El Hamra via PKO, et I’expédition de

GPL et de Condensat vers Gassi Touil, via LR1 et OH.

=

— - —

Figure I-2 : CPF du champ EL Merk
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1.3 Organisation generale du champ EL MERK : Le schéma ci-dessous montre

comment est organisé le champ EL MERK dans son ensemble.

Figure 1-3 : Organisation générale du champ EL MERK
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1.4 Organigramme de Division EP du champ EL MERK : Le schéma ci-

dessous montre comment est organise le de Division EP du champ EL MERK.
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Figure 1-4 : Organigramme de Division EP du champ EL MERK
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= Service de production :

Sa mission est de suivre les installations de surface et contrdler les paramétres de production et

I’injection, ainsi que 1’allocation journaliere de la production

= Service Puits :

Sa mission est de préparer le programme d’intervention sur le puits et suivre les opérations sur

site.

1.5 Cadre Geéologique :

Bloc 208 d’EL Merk a une surface de 36km x 26km produit a partir de trois réservoirs :

e Tagi (all Fields) : le trias Argilo — Gréseux inferieur (TAGI) Production d’huile et
une petite quantité du gaz a condensat.

e RKF (all Fields) : producteur du gaz a condensat.

e Strunian (all Fields sauf les EKT) : producteur du gaz a condensat.

NW

El Merk Area

SE

SWER SALI us

Hercynian Unconformity

TAGI

L

RKF

CRETACEOUS

JURASSIC

———
=

CARBONIFEROU
e

Strunian

U.SILURIAN 88

ORDOVICIAN

Figure I-5 : Répartition des trois réservoirs suivant la coupe géologique

1.6 Decoupage du champ EL Merk
Le champ EL MERK est divise en quatre parties

EMK - EMN - EKT - EME
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Figure 1-6 : Découpage du champ EL MERK

1.7 Les types de puits dans le champ ELM

Dans EL MERK il y a nombreux parmi lesquels on trouve :

» Des puits producteurs d’eau ;

YV V VYV V

Des puits producteurs du gaz condensat ;
Des puits producteurs d’huile ;
Des puits injecteurs du gaz ;

Des puits injecteurs d’eau.

Notre objective ¢’est 1’étude des puits producteurs d’huile qui sont équipés des systemes tres
sophistiqués pour I’injection du gaz lift (pour I’activation du puits), et aussi des systémes
d’injection water dilution (dessalage) et un ensemble de vanne tel que :

= Les équipements de surface :

o

Les vannes maitresses inférieure et supérieure (Lower et Upper master valve)

Deux vannes latérales de production « la WING » I’une de vanne est contrlé

automatiquement et 1’autre manuellement.
La vanne latérale « la kill » pour tuer le puits.
Vanne de curage (Swab valve)

Le chapeau de la téte.



Chapitre I: Présentation du champ EIl Merk

Pour controler les vannes automatiques il faut maitre en fonction un HPU tel que ces vannes
s’ouvrent et se ferment hydrauliquement.

Dans la téte aussi il y’a des sorties des annulaires pour controler la pression.

Une pipe qui est venu de FGS qui peut transporté le gaz lift tel que ce tuyau il va rentrer
dans I’annulaire (7 pouce) et son but c’est d’alléger la colonne hydrostatique pour

augmenter la production.

Installation de DW pour le dessalage tel qu’on peut injecté 1’eau dans le fond ou bien

vers la ligne de production.

la duse (vanne automatique qui I’on peut manipuler d’apres le panneau de contrdle
(EWCP) qui situe a coté de puits ou bien par la salle contréle du CPF, ou par des buttons
intégrer dans la duse elle-méme ou bien par une vanne manuelle).

SDV qui s’appelle la Grove C’est une vanne qui assuré la sécurité de puits tel que s’il y
a une diminution ou une augmentation de pression (PSLL et PSHH) sont réalisées la

vanne se ferme automatiquement.

EWCP : C’est un systéme de haute technologie. Il assure le controle des différents
organes avec une précision trés importante (le contrdle des vannes de sécurité et leurs
¢tats, la duse), les systemes d’injection de GL et DW, et I’injection des produits
chimiques. Il est constitué essentiellement d’une tablette électronique, cette derniere

fournit toutes les informations nécessaires sur le puits.

Au-dessous de cette tablette, on trouve quelques boutons qui ont pour buts de mettre les

organes automatiques en état de réglage automatique (remote) ou manuel (local).
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L’¢évolution de la pression et la température au niveau du puits est controlé a 1’aide des
gauges (PI-PIT, TI-TIT) placés au niveau de la téte de puits, ligne de production, les espaces
annulaires, et tout ca est contrélé a partir du pannelle et une salle de contréle au niveau du
CPF.

Figure I-7 : la Téte de Puits

= Les équipements de fond
o Tubing head: C’est lui le responsable de 1’attachement du tubing,.

o Olive de suspension: C’est lui qui va coller au Tubing Head a 1’aide des pointeaux pour
maintenir le poids de tubing et assurer I’étanchéité pour éviter toutes les
communications entre le tubing et 1I’annulaire.

o Mandrin a poche latérale (gas lift mondrals)

o Siége: Pour aider les équipements d’attacher au tubing.
o Gauge : Pour enregistrer 1’évolution de la pression et de la température.

o Packer: Pour assurer I’étanchéité entre I’annulaire et le tubing et pour attacher le tubing
a ’annulaire

o Wire line entry guide.

o Liner: C’est le tubage de production.
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1.8 Le réseau de collecte
Pour regrouper les hydrocarbures provenant des différents puits EKT, EMK, EME, EMN qui

font partie du bloc 208, on trouve :

» FGS : (Field Gathering Station) c¢’est une station de collecte qui comprend un
manifold collectant les conduites de brut venant des différents puits avec une
ligne de test et une ligne de production, tel que les tests MPFM / MPM, ces
conduites sont rassemblées dans un seul pipe puis elles sont acheminées vers
le CPF. [1]

FGS recoit ’eau qui vient des puits producteurs d’eau ou elle passe par des
filtres et ensuite par une pompe pour augmenter la pression d’eau jusqu’a 230
bar et apres I’eau va étre acheminée vers les puits injecteurs d’eau et les puits

producteurs d’huiles pour le dessalage (DW). [1]

‘ | I I FGS ,
Filtre . . .
: ! '

: : ! | " Dilution
: l Pompe DW :
Séparateur ‘ M : : :
| | I
I | 4 ;

| I .

P rozlljjlé‘tse ur BP(:’?::’? I | — I I nj ection
d'eau I " |
i ' Pompe WI |
CPF ! I I

Figure 1-8 : Systéme d’injection d’eau

Il existe aussi dans les FGS une entrée de gaz venue du GDM véhiculant le GL vers les puits

producteurs d’huile dans le but d’améliorer la production d’huile

10
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Figure I-9: FGS
o GDM : (Gas Distribution Manifold) c’est un manifold du gaz qui regoit le gaz du CPF.
Ce gaz sera transféré aux puits injecteurs (GI) ou bien aux autres GDM

Figure 1-10 : Gas Distribution Manifold
o Jonction :

Le role de la jonction c’est de relier plusieurs pipes qui transportent le brut (ces pipes sont venus
de FGS), donc ils se transforment a une seule pipe qui va aller au CPF. A 1’aide de vannes, la

jonction permet d’arréter la production au niveau d’une pipe pour la rediriger vers un autre

11
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Figure 1-11 : Jonction

1.9 Situation Actuelle du champ

Dans EL MERK on a 124 puits parmi ce dernier li y a quelques puits en cours de complétion.
Nous avons illustré sur le tableau suivant différent types de puits qu’on trouve dans le champ.

Tableau I-1 : Nombre de puits, FGS et GDM dans le champ EI MERK

Producteur d’Huile (53) Field Gathering station (10)

Producteur de condensat (10) Gas Distribution Manifold (6)

Injecteur de Gaz (22)

Injecteur d’eau (29)

Puits d’eau (10)

12
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Figure I-12 : Implantation du champ ELM [1]
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Conclusion

Le champ ELM est I’'un des plus grands champs pétroliérs en Algérie naturellement éruptif, il se
devise en 4 parties : EMN-EMK-EKT-EME et il contient de nombreux puits tels qu’on a les puits
producteurs d’huile, d’eau et de gaz condensat ainsi que les puits injecteurs de gaz et d’eau pour
optimiser la production et augmenter la récupération. ces puits sont équipés par des installations
tres développées pour faciliter la production en toute securité. [1]

14
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Introduction

Dans le passé, les méthodes de recupération assistée étaient rarement prises en compte dés le début
du développement d’un champ. Il y avait une fronti¢re bien définie entre la phase de déplétion
naturelle et la phase avec récupération assistée. De nos jours, il est devenu rare d’avoir a développer
des champs géants & haut indice de productivité et ce sont plutét des champs complexes aux

réserves marginales qui sont mis en production.

2.1 Profil de production

- Le profil de production d'un champ est la courbe des productions (le plus souvent annuelles)
établie en fonction du temps. On peut réaliser des profils de production d'un puits, d'un champ ou
d'une zone géographique complete selon le méme processus que celui appliqué a un systeme

pétrolier, un bassin ou un pays.

- Un tel profil peut étre descriptif (pour les chiffres des années antérieures, déja connus), ou bien
prédictif. Les profils prédictifs sont généralement élaborés au niveau d'un puits ou d'un champ,
une fois les tests de mise en production réalisés. La figure Ci-dessous montre le profil de

production d’un champ géant. [2]

- Les réserves du champ représentent l'aire sous la courbe définie par le profil de production.

0,800 Mb/j

Figure 11-1 : profil de production.
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2.2 Différentes techniques de récupération :
2.2.1 Récupération naturelle

Un gisement de pétrole est constitué d'une accumulation géologique d'hydrocarbures sous forme
liquide ou sous forme gazeuse .le liquide contient une certaine quantité de gaz dissous qui va étre
libérée dés lors que la pression est abaissee, soit en raison de la production, soit du fait de la

remontée du fluide en surface.

Dans certains cas, la zone imprégnée de pétrole est bordée dans sa partie supérieure par une zone
(gas-cap) contenant du gaz, et dans sa partie inférieure par une zone aquifére contenant de 1’eau.

L’ensemble se trouve a une pression de I’ordre de 200 ou 400 bars le plus.

Dés qu’un forage met en communication de ce gisement avec la surface de la terre, la pression va

expulser le pétrole et le gaz vers la surface. [2]

2.2.2 Récupeération assistée

La récupération par drainage naturelle ne donne pas généralement un taux de production
satisfaisant, ¢’est pourquoi est trés vite apparue la nécessité d’injecter dans le gisement de 1’énergie

afin d’avoir une meilleure récupération.

Les procédés utilisés (injection d’eau ou injection de gaz) étaient mis en ceuvre dans un second

temps apres la décompression du gisement, d’ou leur nom est de récupération secondaire.
Actuellement, ces injections sont mises en ceuvre parfois des le début de la vie de gisement.

Depuis quelques décennies ont été étudiées et mises en ceuvre sur champs d’autres techniques plus
¢laborées, dont I’utilisation se justifie par la recherche accrue d’un taux de récupération plus €levée

: C’est la récupération améliorée ou tertiaire. [2]

2.2.2.1 Les facteurs influents sur la récupération secondaires
= Géologie du réservoir

Comme le drainage résulte de I’écoulement entre les puits, I’'une des conditions de réussite est
qu’aucune barrieére imperméable ne s’oppose a cette circulation.

L’homogénéité ou 1I’hétérogénéité du réservoir, la stratigraphie et la fissuration jouent un réle

trop important sur le front d’eau et ses chemins préférés
.
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=  Perméabilité

Pour la récupération secondaire comme pour une récupération primaire forte perméabilité est
un facteur favorable.

Toutefois il existe une limite supérieure de perméabilité au-dela de laquelle la récupération
secondaire devienne non rentable.

La distribution de la perméabilité dans le gisement dépend de I’homogénéité de réservoir.
= Porosité

Plus la porosité est grande, plus la saturation en huile est possible ce qui est un avantage pour
la récupération primaire et secondaire.

2.3 Activation des puits
L'activation des puits permet la production des puits non ou insuffisamment éruptifs, elle concerne
principalement les puits producteurs d'huile, mais ses techniques peuvent s'appliquer aussi aux
puits producteurs d'eau d'usages divers, tels ceux pour alimenter les utilités ou un maintien de
pression. Pour les puits producteurs d'huile, I’activation peut s’imposer dés le début de
I'exploitation lorsque le gisement ne renferme pas assez d'énergie pour relever le fluide depuis le
fond jusqu'aux installations de traitement de surface ou lorsque l'indice de productivité du puits est

jugé insuffisant.

2.3.1 Théorie sur I’activation des puits

= Les puits éruptifs
On dit qu'un puits est éruptif, lorsqu’il débite en surface sans que 1’on soit obligé de recourir
a une source d'énergie extérieure. Pour qu'un puits soit éruptif, il faut que la pression de
gisement soit supérieure a la contre pression exercée par la colonne de fluide présenté dans

le puits.

P, > H.d.0,098

Ps 3|Pression de gisement en bar.
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Profondeur du puits en m.

|d :|Densité de fluide
= Les puits non éruptifs

On dit qu'un puits est non éruptif lorsqu’il ne débite pas en surface par sa propre énergie, donc
la pression de gisement est inférieure ou égale a la contre pression exercée par la colonne du

fluide présente dans le puits

P, < H.d.0,098

La non-éruption est rencontré dans certains nouveaux gisements ou la pression de fond est faible,
et dans le cas des gisements exploités depuis longtemps, et dans les puits qui ont une pression de

fond faible, alors que les réserves récupérables sont importantes.

Pour activer et mettre en production ces puits on peut agir sur I'un des parametres d'inégalité :(sur

la hauteur de la colonne de fluide ou sur la densité de quide‘E).
- Laréduction de la hauteur |ﬂ,consiste a mettre le puits en pompage.

La réduction de la densité |Q|consiste a injecter un fluide moins dense, qui est le gaz, ce
procédé est nommé Gaz-lift.
2.3.2 Le pompage

Dans la colonne de production (tubing), une pompe placée sous le niveau dynamique du fluide
dans le puits ; cette pompe apporte une énergie qui permet au fluide de poursuivre son chemin vers

la surface.

Plusieurs techniques de pompage sont mises en ceuvre pour pouvoir répondre aux nombreux
problémes posés tels que : la nature du fluide, la productivité du puits, la complétion, et

I’environnement terrestre ou offshore, ainsi que les critéres économiques.

Les deux modes de pompage les plus répandus dans le monde sont :
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* Le pompage aux tiges :
Une pompe volumétrique de fond est actionnée depuis la surface par I'intermédiaire des tiges et

d'un systéeme de va-et-vient.

» Le pompage centrifuge émergé :

Le pompage centrifuge est assuré par une pompe centrifuge électrique émergée a l'intérieur de la
colonne de production

2.3.3 Le gaz-lift :
Le principe du gaz-lift consiste a injecter du gaz aussi profondément que possible, pour alléger la
colonne du fluide contenu dans le tubing. Ceci est similaire a un ajout de puissance en fond de trou
pour aider le réservoir a produire I’effluent qu’il contient.
2.3.3.1 Généralité sur le gaz-lift
= Principe de gaz-lift

L’objectif de gaz-lift est de réduire la pression en fond de puits, et augmenter la production du

réservoir.

Le gaz lift permet d’augmenter la production d’un puits en réduisant les pertes de charge totales,
en injectant du gaz dans le tubing a un endroit le plus profond Possible. Ceci aura deux effets

OpPPOSES :
— L’augmentation des pertes par friction (effet négatif).
— La diminution du poids de la colonne (effet positif).

La figure ci-dessous montre les pertes de charge dans un tubing produisant a un débit constant.

Avant d’injecter le gaz, les pertes totales sont beaucoup plus statiques que par friction.

Aprés I’injection du gaz, les pertes totales sont diminuées grace a I’importance diminution du poids

de la colonne
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Evolution des pertes de charge en fonction du débit du gaz

“»

GLR
Optimum

Pertes de

charge Perte de charge

Pertes de charge par
frictior

fo-

|
ZONE Pertes due au poids de la

“~ D INTERET ~Pcolonne

DU GAS LIFT
Débit du gaz

)

Figure 11-2 : Evolution de pertes de charges en fonction de
débit de gaz
Le point B sur le graphe présent la valeur minimale de la perte de charge totale, ceci signifie que
les pertes vont commencer a croitre si le débit d’injection du gaz augmente. Ce point est appelé
GLR Optimum Ou le puits produit au débit maximum de la complétion installée. La moindre
augmentation du débit de gaz aura deux effets négatifs : moins de Production d’huile et gaspillage

de gaz.

Le systéme a atteint un point ou le tubing ne peut plus évacuer ce que le réservoir peut produire.

Pour aller au-dela de ce débit maximum, nous devons mettre en place un tubing plus gros.

Il est aussi important de se souvenir que I’injection de gros volumes de gaz est un probléme pour

les lignes et les installations de surface.

Ce gaz doit étre transporté vers la station et doit étre séparé. 1l ajoute donc des pertes de charges

dans les pipes lines qui peuvent perturber les puits producteurs voisins.

De plus, quand le volume de gaz disponible sur un champ est limité, il faut le partager
judicieusement entre tous les puits afin de produire le maximum d'huile. Tous les puits ne seront

pas réglés a leur « GLR optimum » mais a leur « GLR économique » .
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Application du gaz-lift :

Le gaz-lift offre de nombreuses applications et environ 20 % des puits en production dans le monde

sont concerneés par ce mode d’activation.
= Les puits a huile

L’application principale du gaz-lift dans ces puits est d’augmenter la production des champs
déplétes. De plus en plus souvent, il est utilisé dans des puits encore éruptifs et méme des puits

neufs.
» Lespuitsaeau

Ces puits produisent des aquiféres pour divers usages tels que la réinjection dans un réservoir a
huile ou I’usage domestique. Il arrive aussi que le gaz-lift soit utilisé¢ pour produire de 1’eau de
mer. Il n’y a pas de différence entre un design de gaz-lift pour puits a huile et pour puits a I’eau.

Les puits peu profonds utilisent souvent de 1’air plutot que du gaz (air lift).
= Démarrage des puits

Dans certains cas, le Gaz-lift sert uniqguement a mettre en route un puits mort qui pourra se passer

d’activation dés son éruptivité retrouvee.
= Nettoyage du puits injecteurs

Les puits injecteurs ont besoin périodiquement d’étre mis en production pour éliminer des
particules qui encombrent les perforations ou la formation. Cette opération est souvent assurée

par un passage du puits en gaz-lift.

2.3.3.2 Les principaux parametre de gaz-lift
= Pression en téte de puits

Plus la pression en téte est basse et moins il faudra de gaz pour produire la méme quantité de fluide.
En outre, un faible volume de gaz injecté permet d’avoir des installations de surface peu
encombrées, faisant ainsi décroitre la pression des collectes. Une pression en téte basse améliore

donc I’efficacité du puits et celle des puits voisins.

1
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= Pression du gaz injecté

La pression du gaz injecté affecte le nombre de vannes de décharge. Ainsi, une pression élevée
peut permettre de fonctionner sans vanne de décharge en single point. Ce qui simplifie grandement

la conception, I’exploitation et la maintenance du puits.

Quand la pression disponible est faible, il est trés utile de pouvoir augmenter pendant quelques
heures de 10 a 15 bars pour démarrer le puits (to kick off the well). De méme, il est trés important
de savoir si la pression actuelle du gaz ne chutera pas dans le temps, rendant impossible le

redémarrage d’un puits.

Ce sera le cas si le gaz provient d’un champ a gaz sur le déclin ou s’il sort de compresseur de moins
en moins performants.

= Profondeur d’injection de gaz

Plus le point d’injection est profond, plus le gaz injecté est efficace. Un point d’injection profond

apporte une amélioration trés nette de la production du puits surtout pour les puits a forts IP.

De méme, une part importante de la production possible d’un puits peut étre perdue si le gaz est
injecté a partir d’une vanne de décharge fuyarde au lieu de la vanne opératrice (operating valve).
Certaines complétions sont équipées d’un packer avec by-pass pour permettre au gaz de descendre

le plus prés possible du réservoir.

= [P important et effet de skin

La production d’un puits dépend directement du « drawdown » appliqué a la couche et donc de la
pression de fond en écoulement. L activation par gaz-lift réduit cette pression comme le font toutes
les méthodes d’activation. L’effet est flagrant dans les puits & grands IP ou le gaz-lift permet des

debits spectaculaires que les autres modes d’activation ne peuvent amener.

On appelle « effet de skin » I’endommagement des premiers centimétres du réservoir. L’effet de
skin a pour effet direct de réduire la production du puits et doit &tre combattu par un des nombreux
procédés connus tels que I’acidification, la re-perforation, etc. Un puits avec un IP reéduit nécessite

une plus grande quantité de gaz.
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2.3.3.3 Type de gaz-lift

Le gaz-lift peut étre utilisé en complétion simple comme en complétion multiple et les productions

des puits peuvent étre :
- soit directes : injection par casing, production par tubing.
- soit inverses : injection par tubing, production par casing.

=  Gaz-lift direct :
Le gaz est injecté dans I’annulaire (tubing-casing) et la production se fait par le tubing ; c’est la

complétion la plus simple, et facile a opérer ; d’ailleurs c’est le design le plus fréquent.

Pour améliorer mieux la production du liquide, certains puits sont équipés de packer a By-pass

pour permettre au gaz de descendre le plus bas possible.

=  Gaz-lift inverse :

Il'y a plusieurs types de cette mode :

- Tubing concentrique :

Le gaz est injecté dans un petit tube appelé concentrique. Ce genre de profil est trés courant, mais
le systeme fonctionne de la méme maniére avec des tubes concentriques de gros diamétres
descendus au cours de la vie du puits. Ainsi, il n'est pas rare de voir des tubings 7" recevoir un

tube 4" pour activer les puits au gaz lift.

Cette solution se rencontre en général dans des puits ou le gaz lift n'a pas été prévu a la fin du
forage du puits et la pose d'un tube concentrique est un moyen simple et peu couteux d'activer le
puits. Le macaroni est en général descendu avec une unité de snubbing, avec ou sans pression dans

le puits. Dans tous ces puits, le puits produit dans le tubing initial et non pas dans le casing.

Gaz lift avec production dans le casing :
Pour les tres gros débits, il est possible de concevoir des puits ou la production du réservoir passe
directement dans le casing avec injection de gaz dans le tubing. Ce procédé présente quelques

défauts :
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- Il est impossible de faire des mesures entre le tubing et le casing, telles que les mesures de pression

ou de température.

- De gros volumes de gaz sont nécessaires.

- Le design et les équipements sont spéciaux.

- Le puits n'est pas adapté au gaz-lift intermittent.

- Gaz-lift double :
Les complétions doubles ne sont pas faciles ni a descendre, ni & remonter mais offrent la possibilité
de produire dans le méme puits deux réservoirs non compatibles pour une production mélangée.

Parmi les problémes de complétion, on cite :

v La grande complexité des vannes de sécurité de sub-surface annulaire.
v" L'encombrement des side pocket mandrels. En général, il n'est pas possible de sortir un
tubing sur l'autre.
La mise au point des vannes pour ces puits est délicate. Le gaz lift double est donc assez rare sauf
pour des champs ou du gaz a haute pression est disponible, autorisant la décharge, sans vannes de

décharge.

- Gaz lift parallele :
Ce mode de production possede les mémes inconvénients que le gaz lift double au niveau de la

mise en place de la complétion.

Le gaz est injecté dans le tubing alors que le second produit le réservoir. Ce genre de complétion

est utilisé lorsque le gaz disponible n'est pas autorisé a entrer en contact avec le casing.

Le gaz lift paralléle existe souvent dans de vieux puits initialement en complétions multiples puis
reconvertis lorsque I'un des tubings a perdu son usage.
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Chapitre I11: Performance du réservoir et du puits

Introduction

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
gouvernées par leurs propres lois physiques, mais doivent avoir la méme valeur en un point situé
au fond du puits. Ceci est ’application de la loi des nceuds» qui veut que tout ce qui entre dans le

neeud est égal a ce qui sort (inflow = outflow)

3.1 Inflow performance
3.1.1 La perméabilité absolue:

Les débits 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 grand plus I'écoulement de fluide
est facile.

La perméabilité peut varier sensiblement dans les roches a quelques métres écartés ou méme avoir
des valeurs différentes pour différentes directions a travers la méme section de la roche, Cette
propriété est anisotropie en raison des hétérogéneités du réservoir.

Comme on le voit dans I'équation de Darcy :
q_-Kdp

Ay dl

4 La vitesse d'‘écoulement de liquide a travers la section transversale dans une direction
A

donnée.
K : La perméabilité dans cette direction.
dp
d_| : Le gradient de pression. ; W : La viscosité du liquide

3.1.2 L’indice de productivité
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Les équations de I'écoulement nous disent que lorsque le puits est ouvert a la production, une onde
de pression se déplace a travers le réservoir provoquant la pression dans la région touchée afin de
diminuer continuellement avec le temps.

En vertu de ces passageres ou infini les conditions d'agir, les pressions en tout rayon donné
diminuent rapidement au début, puis se stabilise avec le temps.

La pression au fond du puits Pwf, suit le méme schéma pour une production constante.

o Radius ——p

P i — Bottom hole flowing pressure

P ; = Imnitial pressure

Figure I11-1 : variation des pressions en tous rayons en fonction du temps

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 1’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 le pressure

drawdown.
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wf
drawdown

0 Time

Pr — Pwf = Pressure drawdown

Figure 111-2 : Evaluation de
pressure drawdown

Pressure drawdown = Pr —Pwf.
Le drawdown entraine un débit Q et définit l'indice de productivité J.

Q

Indice de productivité : ] = P =Pyt

L'indice de productivité représente la réponse dynamique du réservoir et de ses propriétés du fluide
dans la zone de drainage d'un puits. Il 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 P,
3.1.3 Inflow performance Relationship — IPR

3131 La méthode de I’IP (I’indice de productivité)

Quand la pression de fluide au fond du puits est au-dessus du point de bulle I’indice de la

productivité sera constant.

Comme la pression tombe au-dessous du point de bulle, I'indice de productivité diminuera ou fur

et a mesure que le gaz sort de la solution.

Gilbert (1954), le pere de l'ingénierie de production moderne, a éte le premier a comprendre la

pleine signification de cette baisse de 1’indice de productivité.
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Il a tracé la courbe qui représente la pression d'écoulement au fond du puits Pwf en fonction du
débit Q, ¢’est I’IPR. [3]

0 qa qa

Figure 111-3 : La courbe IPR

Parce que la pression du réservoir sera genéralement depleté par la production, I'lPR sur la vie d'un
puits est démontré par une famille de courbes diminue vers I'origine. Chaque courbe représente la

relation entre la pression et le débit a une pression de réservoir donnée.

Figure 111-4 : La variation de I'TPR sur la vie d’un puits
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P G

Figure 111-5 : La courbe IPR de Vogel [2]

Les extrémités des courbes IPR sont la pression du réservoir moyenne Pr a un débit compris entre
z€éro, et le débit maximal Q qui coule au fond du puits a une pression de zéro, dans la pratique il
n'est pas possible d'atteindre cette valeur, car la pression d'écoulement en fond du puits doit toujours

avoir une certaine valeur finie.

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, l'indice de

productivité est égale a la pente inverse de la courbe IPR.

Au-dessous du point de bulle, le gaz sort de la solution et 1’écoulement devient difficile ce qui

provoque une diminution continue de I'indice de productivité.

3.13.2 La méthode de VOGEL L’objectif principal de VOGEL était de simuler

I'écoulement diphasique a travers un réservoir dans un trou foré.

Généralement on dit qu'un écoulement est diphasique lorsque la pression de réservoir est inférieure

a la pression de bulle Pr < Py .

VOGEL a établi une relation empirique qui caractérise ce type d’écoulement.
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q_0=1_0.2 Pwt —08 Pwt

Gomax Pr Pr

o) : Le débit dhuile (STB/Day).

Pws | : La pression au fond du puits (psig).

Py 3|Pression du réservoir moyenne ou la pression de bulle.

Uomax |: Débit maximal qui correspond § Pws = 0, il peut étre déterminé en utilisant les

données d'un test, c'est-a-dire pour un débit donné du test, nous avons :

q, (test)
Jomax = 2
1—09 P |_gg Pvt
P, P,

Les résultats de VOGEL sont seulement pour la partie incurvée dans la courbe IPR qui existe au-

dessous du point de bulle.

Au-dessus du point de bulle, la courbe IPR est une ligne droite, nous pouvons obtenir sa forme, en
tirant la tangente de la courbe a la pression de bulle, et I’étendant a la pression initiale moyenne du

gisement. [2]

3.2 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 engendrées, elle a été tracée a partir des pressions de fond
dynamiques calculées par lI'une des corrélations de pertes de charge verticales pour différents débits
liquides [3-4]

3.2.1 Les régimes d'écoulements

Un certain nombre de différents régimes d'écoulement se produisent lors de I'écoulement naturel

dans les tubulures verticales. Afin de décrire chacun. [3-4]

1
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liquide 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.

bubble flow : le mouvement montant du liquide est accompagné par une réduction de
pression, et 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.

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.

annular flow : Plus éleve dans le tubing, a des pressions encore plus bas, le gas forme un
canal continu dans le centre de la chaine, et I'nuile se déplace lentement vers le haut dans

un anneau annulaire sur les parois internes du tube.

mist flow : Enfin, si le tube a une longueur considérable de sorte qu'une baisse de pression
importante a 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.

3.2.2 Les variables influencant sur 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.
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e lataille de tubing

L’augmentation de diamétre provoque une diminution de perte de charge.
o ladensité du fluide

L’augmentation de la densité du fluide fait augmenter les pertes de charge
e Laviscosité

Nous voyons que les grandes valeurs de la viscosité accordent une plus grande perte de charge,

dd a ’augmentation de la pression de frottement.
e GLR

L’augmentation de GLR accompagnée par une diminution des pertes de charges.
« WOR

Comme le rapport eau-huile (WOR) croit, les pertes de pression dans le tubing augmentent

également.

3.3 Verticale correélations flow:
Maintenant que nous avons discuté les sept variables principales qui influent sur I'écoulement dans
le tubing, nous devons examiner les différentes méthodes qui ont été développées pour calculer les
pertes de charge, Il n'est pas surprenant que nos méthodes de prévision ne soient pas basées sur la
solution exacte d'équations mathématiques, mais plutét sur des relations empiriques ou semi-

empiriques.

Ces relations ont été développées en faisant certaines hypothéses sur les équations applicables a
I'écoulement, et la collecte de données a partir d'un certain nombre de puits éruptifs dans des
conditions contrdlées. Le résultat est la publication d'un ou plusieurs corrélations basées sur des

bases mathématiques.

3.3.1 Corrélation de Poettman et Carpenter:

Cette corrélation est développée a partir de I'équation générale de I'énergie, ou le mélange (huile,

eau, gas) est considéré monophasique.
- _________________________________________________________________________________________________________________|
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La corrélation de Poettman et Carpenter suppose que :
e [L’effet de la voscosité est négligeable
e Le terme d'accélération est negligeable (V= constante)

1) Une valeur moyenne pour le facteur de frottement le long du tubing.

La détermination des pertes de charge avec cette méthode est faite en utilisant des abaques en
termes de p et w.
W=q,.m

|m = 350y, +0.0764y,R + 350yWWOR|

b = m
=
Vm
V,, =5.61B, +5.61WOR +(GOR - R,). Ll | (L 2
p 520 )\ L
Ou |Pm/|: La masse volumique.
Vinl: Volume du mélange (huile, eau, gaz).
W : Débit massique du fluide.

2) Le gradient de pression peut étre exprimé comme suit :

dP 1 FW?
—_— = — | p +

dn \ 144 7,413.10%d°

- 2g.wd
j 4V2(h1 - hz)

3) Le facteur de frottement :

P1: la pression a la profondeur h;.

1
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P2 : la pression a la profondeur ho.
d : le diamétre de la conduite (tubing).

V : la vitesse du fluide.

g : la gravité.

3.3.2 Corrélation de Francher et Brown:

Cette corrélation donne la plus petite valeur possible de VLP, car elle néglige les glissements de

gaz/liquide, il faut toujours prévoir une pression qui est inferieurs a la valeur mesuré.

Méme si elle fait un bon match, Francher et Brown ne devrait pas étre utilisée pour les travaux

quantitatifs.

La procédure de calcul pour cette corrélation est la méme que la méthode de Poettman et Carpenter,

avec une petite modification sur la détermination de facteur de frottement.
IIs ont introduit I'effet de GLR sur le facteur de frottement pour :

300 < GLR < 1500 scf/bbl et 1500 < GLR < 3000 scf/bbl.

{ Formule de Fancher et Brown

La corrélation est exprimée sous forme d’équation de chute de pression par friction :

dp _ f-pm-vm?
dz ( 2D )

© Variables :

dp

- chute de pression par unité de longueur (Pa/m ou psi/ft)

f : facteur de friction (sans unité)
pm : densité du melange (kg/m3 ou Ib/ft3)
vm : vitesse du mélange (m/s ou ft/s)

D : diametre intérieur de la conduite ou tubing (m ou ft)
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3.3.3 Corrélation de Beggs et Brill:

Beggs et Brill ont développé une corrélation de la perte de charge, qui est applicable pour les
conduites horizontales de faibles diamétres 1" et 1"¥2. Pour les problémes d'écoulements inclinés
et verticales, Beggs et Brill ont introduit un facteur qui prend en considération de I'inclinaison qui
change de -90°a+90".

Elle surestime les chutes de pression dans les puits verticales et déviés.

3.3.4 Hagedorn et Brown:

La corrélation de Hagedorn et Brown est probablement la corrélation VLP la plus largement
appliquée. Elle fonctionne bien pour bubble et slug régimes d'écoulement dans une large gamme
d'applications. A des faibles débits, elle sous-prédit les pressions. Cela peut entrainer des prévisions
optimistes pour un minimum de débit stable.

Holdup=I’aire occupée par le liquide/la section de pipe.

Les améliorations suggérées par Brill et Hagedorn ont ét¢ mises en ceuvre dans PROSPER :
L'expérience a montré que Hagedorn et Brown donne d'excellents résultats pour les puits de pétrole

en bubble et slug flow.

Chute de pression totale

dp _ f-pm-vm?

L ) 2
o D +pm.g+dz(pm vm*)

%: chute de pression par unité de longueur (Pa/m ou psi/ft)

f: facteur de friction

pm : densité du mélange (liquide + gaz)
3.3.5Corrélation de Petroleum Experts

Cette corrélation combine les meilleures caractéristiques des corrélations existantes, il utilise la

corrélation de Hagedorn-Brown dans le régime slug flow. [4]

3.4 Le point de fonctionnement du puits :
Il suffit de tracer sur le méme graphique, la réponse du réservoir, et la réponse du tubing. Ces deux

courbes se coupent en un point qui est le point de fonctionnement du puits (couplage particulier
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d’un réservoir et d’une complétion) caractérisé par un débit et une pression de fond dynamique (Q,
Pwf).

Il change selon un changement dd a I'un des parametres qui caractérisent le réservoir ou le tubing,

puisqu'il est sensible a certains parametres.

‘il VLP/IPR MATCHING (C:\Users\21367\Desktop\EKT-01\EKT 01.0ut) - n] X
Finish Main Annotate Scales Labels Replet Output Colours Options Help
| VLP/IPR MATCHING (EKT 01 07/05/2025 - 05:51:20) A201257
Y2664
] 4800 1 1 1 OILRATE (ST8lday,
H H | Measured Calculated % Difference
u 1430.0 1422.0 -05623
1
3600
E
2
o 2400
3 BOTTON HOLE PRESSURE (psig
o Measured Calculated % Difference
o

1 3631.86 3632.03 0.0046652

1200

0 1195 2390 3585 4780

[ Liquid Rate (STB/day ]

Figure 111 -6 : Inflow + Outflow performances
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Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

Introduction

Dans les champs pétroliers, la production des hydrocarbures est souvent limitée par :

— Les conditions du réservoir.

— La productibilité du réseau de pipelines.

— La capacité de transport des fluides des installations de surface.

— Lasécurité.

— Des considérations économiques.

— La capacité de traitement des eaux.
Alors que la production est contr6lée par le réglage des débits de production des puits ainsi que la
répartition des débits de gaz-lift.

La mise en ceuvre de ces controles de maniere optimale n'est pas facile, 'objectif de l'optimisation
de la production est de trouver les meilleurs réglages opérationnels a un moment donné, sous
réserve de toutes les contraintes, pour atteindre certains objectifs opérationnels, ces objectifs
peuvent varier dans un champ a un autre avec le temps, en général, on voudra maximiser le débit
de production ou de minimiser les codts.

4.1 Description du probleme d'optimisation:
4.1.1 Modele de réservoir

Le réservoir est modélisé par un simulateur de réservoir black-oil classique, il prévoit les

conditions au puits des blocs qui forment les conditions aux limites pour le systéme de collecte.

4.1.2 Modele de systéme de collecte

Le systeme de collecte est modelé comme un réseau de type tree-like sans boucles, il comprend

des puits, des liens et des noeuds.

e Les liens référer a tout dispositif ou une installation a travers laquelle les changements de

pression.

e Un lien peut étre une colonne de tubage, un choke, ou un pipeline.

e Un nceud représente un carrefour de flux ou le point terminal d'un lien.
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Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

Le schéma suivant montre une simple représentation d'un systeme de collecte.

Node 1
(separator)

¥ Node 7 ¥ Node 8

Well 1 Well 2
représentation d'un
systéeme de collecte

Figure 1V-1 : Représentation d’un systéme de collecte [3]

4.2 Petroleum Experts PROSPER:
4.2.1 Definition

Le PROSPER (PROduction and Systems PERformance) est un logiciel d'analyse de

Performance des Systémes de production.

PROSPER peut aider les ingénieurs de production ou de réservoir pour prédire I'écoulement et la
température dans les tubings et les pipelines avec exactitude et vitesse. Les calculs de sensibilité
que PROSPER nous offre permettent aux designs existants d'étre optimises, et I'influence des futurs

changements sur les parametres du systeme considéré.
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Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

En séparant la modélisation de chaque composant du systeme de production, PROSPER permet
ainsi a l'utilisateur de vérifier chaque modéle de sous-systéme par le biais de la fonction matching,
PROSPER assure que les calculs sont aussi exacts que possible. Une fois un modeéle du systéme a
été réglé aux vraies données de champ, PROSPER est utilisé avec confiance pour modeler le puits
dans les différents scénarios, et faire les prédictions avancées de pression de réservoir basées sur

les données de la production de surface. [3-4]
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4.2.2 L’organigramme de fonctionnement de PROSPER

Select Model
Options

Set up and
Match PVT

Input Systeme
Eauinement & IPR

Artifici

Enter Artificial
Lift Data

Match IPR
& VILP

Perform Perform
Gaslift Design Pump Design

Calculate System

Qancitivitiac

- s Performenc Review
Finish e Ne<inn

Figure 1V-2 : L’organigramme de fonctionnement de PROSPER
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Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

4.3 Petroleum Experts GAP:
4.3.1 Definition

GAP (General Allocation Package) est un simulateur d'écoulements poly-phasiques qui est capable
de modéliser et d'optimiser la production et ’injection.

Le GAP permet a I'ingénieur de construire des modéles de systeme complet, y compris les puits et
le réseau de surface, il fait aussi des liens directement a8 PROSPER, son calcul peut étre effectué
pour I'état du systeme a un moment précis dans le temps.

4.1 Le GAP est le plus puissant moteur de calcul dans l'industrie, car il est basé sur la technique
non-linéaire SQP, il permet de modéliser et d’optimiser des réseaux trés complexes, composé
de milliers d’éléments : des puits, pipelines, compresseurs, pompes, échangeurs de chaleur, etc.,
connecté en tous les moyens de toutes les maniéres possibles (& savoir boucles complexes). [3-
4]

Le GAP permet d'optimiser le systéme, ce qui signifie :
e Pour maximiser une certaine fonction objectif (par exemple : la production de pétrole ou de
gaz)
e et, en méme temps, respecter toutes les contraintes dans le systeme.
4.1.1 Les Téches du GAP :

e Modélisation complete des systémes de production et de surface.

e Optimisation : GAP est un optimiseur puissant qui est capable de traiter une variété de puits
dans le méme réseau :
- Les producteurs d’huile naturellement.
- Les puits au gas-lift.
- Les producteurs d’eau.
- Les injecteurs d’eau ou de gaz.
L'Optimiseur de contréle des debits de production en utilisant les chokes, des débits de gas-
lift attribuant a maximiser la production d'hydrocarbures, tout en respectant les contraintes
du systeme de collecte.

e L’allocation de la production.

e Les prévisions (Prévisions de la production).

e
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Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

e Modélisation des deux systemes de production et d'injection en méme temps pour géenérer
des profils de production.

4.1.2 Les Lien avec le PROSPER :

Les performances des puits de prévision de la production sont assurées par des liens vers petroleum
experts PROSPER.

PROSPER peut étre executé a partir de GAP pour la génération des courbes de performance du

puits et de Gas-lift.
4.1.3 L’organigramme de fonctionnement de GAP :

Define System

Cptions l
l Enter Pipe Match
Data
Draw Svstem

Schematic

!

Generate & Mo
W alidate WWell
IPR and VLP

Data using

FROSFER

i

Calculate Actual
Production by Solve Network
Iianifold with Actual Data

A

b
Mo Check Svstem
Match

l

Well
Match
QKT

Pressure Loss
Ermrors Confined
to Pipelines

- A

-

¥ Solve Network Perform
Enter E quipm et with Optimisation Material B alance
Diata: "Decline Curwe
Separators Forecast
Jodrts
Wells
Pipelines

Figure IV-3 : L’organigramme de fonctionnement de GAP
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4.2 Modélisation des puits par Prosper :
Pour faire la modélisation du systeme, il faut modeler tous les puits par PROSPER. La

procédure de cette modélisation est présentée dans 1’exemple suivant : EKT-01

EL KHEIT ET TESSEKHA OIL FIELD
TOP TAGI U1 STRUCTURE MAP WITH TOTAL

TAGI NET HYDROCARBON
9, ¢
HCPV oil .K‘é
z (map) [m]
8 10.00 =
S - EKT
2
0 1 2
KILOMETRES
0 05 1
f——
MILES
[ EKT Core Area
z
o
8
wn
©0
il
™
| |
404 |
z | |
5] ' |
g 0 amuRs | |
g Potcw & | |
o ‘[ 7 e [ | |
),/w...‘.. O Parmtnies | 208 |
b acia BN | MAP] | |
gy e R -1 |
|
L 7| EEEEEEE |

405,000m E 410,000m E 415,000m E 420,000m E EKT A4 Structure Map cdr March 2017

Figure 1V-4 : la position de puits EKT-01 dans le champ EKT.
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Les étapes de modélisation comme suit :
o Les donnes d’entres

Avant de commencer il faut définir toutes les options du modéle

em Summal EKT_01.0ut]
'Y

Prezsure and Temperature [on land]

Fiough &pprosimation

Full Spstem

Single-S5tage Separator Shiove calculating data
Mo
Dizable W arning

Usze Default Correlation

Mewtonian Fluid

Tubing Flows Cazed Hole
FProducer More

Single Branch
Mo

Grouperment Berkine
EET

EIMERE

EET 01

Hebbaz rmed laroussi
mardi 29 aneril 2025

e Lesdonnes PVT

PVT - INPUT DATA (EKT_01.0ut) (il - Black Qil matched)

e Les donnes des équipements

- La déviation du sondage.

1
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Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

- Les équipements de fond de puits.

- Le gradient géothermique.

4.2.1 Inflow Performance Relationship (IPR)

La méthode IP (I’indice de productivité) utilisé pour le calcul de I’IPR est conditionnée par les

parametres du puits ci-dessous :

Le gisement de champ EKT est un gisement d’huile sous-
saturée PG > Pb, Pwf > Pb.

PG = 5000 psig. Pwf = 3800 psig. Pb = 2040 psig

H ;ﬂl IPR Plot (C:\Users\21367\Desktoph\EKT-01\EKT_01.0ut) - [m)
4 Finish Main Annotate Scales Labels Replot Output Colours Options Variables TestData Results Help
‘| IPR plot PI Entry (EKT 01 30/04/2025 - 00:55:57) *
¥
[ ] 5200
L Inflow Type Single Branch
Completion Cased Hole
: : Sand Contral Mone
i H H H Gas Coning Mo
[ : : Resenoir Model Pl Entry
. Compaction Permeability Reduction Model No
39000 e S S Relative Permeability No
Absolute Open Flow (AOF) 53291 (STB/day)
| : : : Resevair Pressure 5000.00 (psig)
(L} Reservoir Temperature  217.00 (deg F)
B B B ‘Water Cut 0 (percent)
: : | Total GOR  961.00 (scifSTB)
L] o Productivity Index 1.50 (STBidayipsi)
i E
dE
@ ZB00) - N
@
nE
Fl
(L]
T O Y A S
- 0
1] 1400 2800 4200 5600
L I Rate (STB/day, ]

F (e

=

Figure IV-5: la courbe IPR de puits EKT-01

La courbe ci-dessus indique que I’indice de productivité est un constant ceci correspond a
I’écoulement monophasique du gisement.
Pour des raisons de calcul, le PROSPER considere la décroissance de la pression du fond

jusqu’au point zéro, ce qui explique incurvation a partir de la pression de bulle.

4.2.2 Le choix de correlation du calcul de perte de charge :

Il est bien connu qu'il n'y a pas une corrélation multiphasique universelle, donc il faut faire une
entre les corrélations disponibles pour choisir la meilleure.

48



Chapitre IV : modélisation et optimisation du systéme de production

Fl

Finish Main Annotate Scales Labels Replot Output Celours Options Varisbles Help

| Pressure V Measured Depth (EKT 01 04/05/2025 - 20:55:33) | ?

[—+——rancher Brown
|—&—8e00s and Bril

780|

\

£ PVT Method Black Oil
= Fluid Ol
2 Flow Type Tubing
- Well Type Producer
E 1560 Artificial Lift None
2 \B. Lifi Type
2 Predicting Pressure and Temperature (on land)
£ Temperature Model Rough Approximation
g Company Grouperment Berkine
@ Field EKT
First Node Pressure 1500.00 (psig)
3340) Bottom Measured Depth 3085.0 (m)
\E\ Bottom True Vertical Depth 30850 (m)
Surface Equipment Correlation Baggs and Brill

FirstNode 1Xmas Tree 0 (m)
LastNode 6 Tubing 3085.0 (m)

3120) S
1500 2000 2500 3000 3500

I Pressure (psig 1

Figure 1V-6 : comparaison entre les corrélations

On peut voir clairement que le point d'essai est situé entre les courbes de Fancher & Brown et
Beggs & Brill, car Fancher & Brown prend le minimum des pertes de charge, tandis que Beggs &
Brill prend le maximum de ces dernieres.

TUEBIMNG CORRELATIOMN PATCH PARAMETERS (EKT_01.0ut) (Matched PWT)
| Cancel Heszet all Heport E=port Help |
Correlation FPararster 1 Farameter 2 [S).tgavr?;lila;:—l'

1 Fesat Duns and Ros Modified | 7 1 j
e Feset Hagedorn Browen | 1 1
)} Reset Fancher Broven | 040942 oz 178.47
4 Feset Fukerjee Erill | 0. 37046 1 146,341
5 Feset Eegg=s and Erill | 0.23254 0.z 062549
(=1 Fesest Fetroleum Experts | 1.1 3EEE 1.98688 o
i Hesest Orkizzewski | 1 1
= Feset Petroleurn Experts 2| 1.1 2462 1.91256 000024414
=] Fezet Duns and Ros Original | 1 1
10 Fezet Petroleumn E=<perts 3| 121209 2 04371 000024414
11 Fesat GRE [modified by PE] | 1 1
12 Reset Petroleum Experts 4 | 1.29451 47221 000048828
132 FReset Hydro-3F | 1 1
14 Fesat Petroleum Expertz 5| 1 1
15 Reset OLGAS 2F (1 1
16 Reset OLGAS ZF (1 1
17 Feset OLGAS3P EXT |1 1 j

Nous pouvons également voir que la corrélation petroleum Experts 2 est tres proche des points
d’essai, donc nous allons sélectionner cette corrélation.

La courbe VLP/IPR :

1
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jﬂ VLP/IPR MATCHING (C:\Users\21367\Desktop\EKT-OT\EKT_01.0ut] - [m} X

Finish Main Annotate Scales Labels Replot Output Colours Options Help

| VLP/IPR MATCHING (EKT 01 07/05/2025 - 05:51:20) | ﬁg;j 57

4300) T T T OILRATE_(STBi0ay
H | | Measured Calculated % Difference

L 14300 14220 -05623

3600

2400

BOTTOM HOLE PRESSURE (psigq
Weasured Calculated % Difference

Pressue (psia)

1 363186 3632.03 0.0046652

1200

.............................................................

0 1195 2380 3585 4780

[ Liquid Rate (STB/day |

Figure IV-7 La Courbe VLP/IPR

On voit que notre point de test est situé sur le point de fonctionnement dont I’intersection des deux
courbes.

4.3 Modélisation du systeme de production :

La premiere étape dans la construction du modele est le choix du systeme en 1’occurrence la
méthode de production, ainsi que le modéle PVT dans ce cas black Oil.

La seconde étape est d’¢laborer le systeme, qui comprend les puits producteurs d’huile du champ,
le CPF, les nceuds, les chokes et les pipeslines.

Comme mentionné plutdt, le GAP prend en charge cette modélisation, pour cela il introduit les
modeles des puits générés par PROSPER.

Cette modélisation consiste a introduire les données relatives aux :

1- Pipelines tels que longueur, diametre, rugosités, trajectoire ....

2- Chokes : diamétre.

3- Puits (IPR/VLP) : les parametres de ces données sont génerés par PROSPER.

4- CPF : dans cette derniére les contraintes liées a la capacité du CPF sont évaluées en termes de
volume.
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Donc dans notre systeme on a :

Deux FGS (FEKTTO01-FEKTTO02) et (7) puits producteurs parmi ces derniers il y a (3) puits avec

gaz lift.
Tableau V-1 : les différents types du puits producteur dans le champ EKT
— Puits producteur Puits producteur avec gaz lift
< EKT-01 EKT-09
g— EKT-19 EKT-05
o EKT-07 EKT-17
O EKT-14
CPF
1
1 1
FEKTT-02 FEKTT-01
1 1
1 1 1 1 1
EKT-09 EKT-14 EKT-19 EKT-01 EKT-07 EKT-17 EKT-05
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4.3.1 Historique de production du champ EKT (cas réel) :

Le champ EKT parmi les champs les plus loin du CPF a

environ de 20km.

Dans le champ EKT il y a différente type de puits

e 09 puits producteurs
(EKT01/05/09/14/15/16/17/19/07).

6 puits injecteur d’eau (EKT-03/06/10/12/13).

1 puits injecteur de gaz (EKT-11).

02 puits source d’eau (EKT-101/102).

Comme dans ces derniers temps on a remarqué
I’augmentation importante du WC dans le champ EKT
on a prévue de faire une modélisation de ce champ pour

objectif d’optimiser la production.

Figure 1V-8 : la situation du champ EKT dans EL MERK
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Le seul puits qui a un cas critique depuis son premier temps de mise en test ¢’était EKT-14 dont il a produit un taux d’eau qui n’était

pas prévu par le model de simulation en se basant sur I’interprétation du CPI qu’il montre une bonne saturation d’huile dés son forage

et complétion en date du 15 Février 2015, cet situation critique a une seule justification que la région autour de EKT-14 est inondée par
I’injection d’eau du EKT-03.

Scale : 1 : 600 EKT-14
DB : BLOCKINA {114) DEPTH (3071.93M - 3176.93M) 16/42/2015 0546
B FiF3 | - LT
3 Sector GOC N/A - Er
Al 4
i —
3080 — & 3080
o 4T Ly
::% H f |
- . :-_ L 1
i : -
== ; f r. -
- r i
g s
- I L= - —
3100 e - = 3100
= ’ ; — H
— = b 1
= s } £
3110, = | i L 3110
> | & F
;J 1 ul
3130 . : - 3120
RDT stuck i
S i I =
= L I ! 1] |
2130 —_— 555?—15 — é;%glﬁ —y — —— = X 3130
< g Sector FWL 3131m (-2892m) i — T iii
| irtrialivin e

« Figure V-9 : CPI de puits EKT-14
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Les figures suivante représente historique du champ EKT, d’ou on constate que le champ est stable en terme de production huile et gaz

mais le contraire pour la teneur en eau vue les percées d’eau qui persistent depuis Dec 2021.

EKT Field Production History

e Daily Oi Volume (bbE)

e Diaily Water Volume (bbis)

w— Daily Gas Volume (mmscf)
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Figure 1V-10 : Historique de production du champ EKT.
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Figure 1V-11 : Historique de production du champ EKT de 09/21 a 01/21
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EKT-001 - Daily Dil Yolume and Rate - Area Fill
21-Mar-2020 to 26-Ap1-2025
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Figure 1V-12 : Historique de production de EKT-01
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EKT-016 - Daily 0il Yolume and Rate - Area Fill
27-Mar-2020 to 26-Apr-2025
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Figure 1VV-13 : Historique de production de EKT-16
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EKT-015 - Daily Dil Yolume and Rate - Area Fill
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Figure 1V-14 : Historique de production de EKT-15
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4.3.2 Optimisation avec les contraintes actuelles :

L’étape suivante c’est 1’¢laboration du modele de production du champ EKT et I’optimisation du
potentiel de production sans ou avec des contraintes qui peuvent impactées la production en créant
des retours de pression.

4.3.2.1 Les contraintes actuelles:
D’aprés 1 offtakes du Mars 2025 on a pris nos contrainte (voir Annexe B : offtakes 03/2025).

Tableau IV -2 : les débits cible de I’offtakes 03/2025

Les puits Débit cible (bbl/d)
EKT-01 7000
EKT-05 1500
Champ EKT-16 1500
EKT EKT-17 5000
EKT-09 3500
EKT-14 200
EKT-19 6000
Le débit maximum d’huile produit ¢’est 24700 bbl/d.

Pour les puits a gaz lift on a choisir des débits d’injection optimum de 2 @ 4 MMscf/d.

Le GAP tient compte de toutes ces contraintes pour calculer les différents débits des puits
4.3.2.2 Les résultats du systeme:

Apres quelque heures de calcule par GAP on obtient les résultats suivants

Quand le systéme est calibré (sans ouverture de EKT-14).
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Tableau IV -3 : les résultats du systéme calibré

Puits Gas available | Oil produced | Gas produced | Water produced | WCT | GOR GLR
(MMscf/d) (STB/day) | (MMscf /day) (STB/day) (Scf/STB) | Scf/'STB
EKTO01 30 7999 6.79 00 00 970 970
EKTI14 30 - — - --- - -
EKT17 30 499969 5.250 00 00 1050 1050
EKTI19 30 6003.4 3.620 337.7 53 600 568.2
EKTO05 30 1500 2175 62.5 04 1450 1392
EKTO07 30 1500.8 1.801 1278.5 46 1200 648
EKTO09 30 27153 1.901 1886.9 41 700 413
La production totale d’huile est de 24718.4 bbl/d.
Tableau 1V-4 : les résultats de systéme suivant 1’offtakes
puits Gas available Oil produced Gas produced Water produced WCT GOR GLR
(MMscf/d) (STB/day) (MMscf /day) (STB/day) (%) | (Scf/STB) | (Scf/STB)
EKTO01 30 67479 6.545 00 00 970 970
EKT14 30 200 0.120 7999 80 600 120
EKT17 30 40998 5250 00 00 1050 1050
EKT19 30 6009 3.605 3363 53 600 568
EKTO05 30 14999 2.175 62.5 04 1450 1392
EKTO07 30 1336.1 1.603 1138.1 46 1200 648
EKTO09 30 23478 1.643 16313 41 700 413

Les deux figures suivantes représentent le modéle du systéme de production du champ EKT.
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Has system constraints
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Figure 1\VV-15 Modéle calibré du systéme de production du champ EKT
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Figure 1\VV-16 Modele du systéme de production du champ EKT
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e les graphes qui représentent la variation de pression et la température dans les deux trunkline a partir des FGS vers le CPF:

GRADIENT PLOT for Pipe - EKT-Trunkling 02
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Pressure (BARg)
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3
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a— Fressure . Temperature

Figure 1\V-17 Gradient de pression et température par rapport au profile de trunkline (FEKTT02-CPF)
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Figure 1VV-18 Gradient de pression et température pour trunkline (FEKTTO01-CPF)
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Figure 1\VV-19 Gradient de pression en fonction de pipe élévation
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4.3.2.3 Interprétations des résultats:

D’apres les résultats précédents :

Lors du premier calcul, une fois le systéme de production équilibré, nous avons appliqué
un ensemble de contraintes opérationnelles sur les puits afin de respecter les limites
techniques tout en atteignant 1’objectif de production fixé. L’objectif principal était de
garantir un débit d’exportation de 24 700 barils par jour (bbl/j), conformément aux
exigences du plan de production. Dans ce contexte, la fermeture du puits EKT-14 a eu un
impact direct sur les volumes disponibles, ce qui a nécessité une reconfiguration des
contributions des autres puits du réseau. Apres analyse du potentiel des puits restants, il a
été constaté que le puits EKT-01 disposait encore d’une marge de production exploitable.
Ainsi, pour compenser la perte liée a I’arrét de EKT-14, la production du puits EKT-01 a
été augmentée de maniéere ciblée pour atteindre un débit de 8 000 bbl/j. Cette action a permis
de rétablir I’équilibre du systéme tout en assurant la continuité des volumes requis a
I’export, sans dépasser les limites de capacité du réseau ni compromettre la stabilité¢ du
systeme de levage gaz.

Avec I’ouverture du puits EKT-14, une nouvelle configuration de production a été établie
sur I’ensemble des sept puits actifs du systeme. Toutefois, il a été constaté que trois puits —
a savoir EKT-01, EKT-09 et EKT-07 — ne parviennent pas a atteindre les débits d’offtake
souhaités. Une analyse de I’historique de production de ces puits révele toutefois que leurs
performances ont toujours été limitées, avec un débit maximal observé d’environ 2 800
bbl/j pour EKT-09 et 1 500 bbl/j pour EKT-07. Les résultats obtenus a partir de la
simulation du systéme montrent un débit de 2 347 bbl/j pour EKT-09 et de 1 336 bbl/j pour
EKT-07, ce qui reste cohérent avec les performances réelles observées sur le terrain. Ces
écarts sont donc jugés acceptables compte tenu des contraintes de production propres a
chaque puits et des limites techniques observées historiquement. Cela confirme la fiabilité
du modeéle utilisé et la pertinence des résultats obtenus dans le cadre de cette configuration

d’optimisation.

Il a été constaté que le puits EKT-14 produit une quantité significative d’eau, avec un débit
de 799,9 bbl/j, contre seulement 200 bbl/j d’huile. Cette situation est parfaitement cohérente
avec le comportement connu du puits, puisque son taux de percée d’eau est tres €leve,
atteignant 80 %. Cette forte production d’eau a un impact hydraulique non négligeable sur

le systéme, notamment par I’augmentation de la pression en aval. En effet, I’ouverture de
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ce puits a engendré un retour de pression estimé a 2 bars au niveau du manifold FEKTTO02.
Ce retour de pression s’est répercuté sur le puits EKT-01, en réduisant son efficacité de
production. En conséquence, le débit de ce dernier a chuté pour atteindre 6 747,9 bbl/j.
Cette interaction négative entre les puits met en évidence I’importance de considérer les
effets de couplage hydrodynamique dans les systemes de production multi-puits, et
souligne la nécessité d’une gestion fine des ouvertures de puits a forte teneur en eau afin

d’éviter des pertes de production sur les puits plus performants.

e Les autres puits nous donnent des bons résultats si on compare avec leurs historiques de

production réelle.

e D’apres les deux figures précédentes (Figure IV-18 et Figure 1V-19), on observe clairement
I’évolution de la pression et de la température tout au long de la trunkline, depuis la sortie
du FGS (Flow Gathering System) jusqu’a I’entrée du CPF (Central Processing Facility).
Cette visualisation met en évidence les pertes de charge et les pertes thermiques qui
surviennent le long du réseau. Si I’on prend comme exemple le trongon reliant FEKTTO02
au CPF, on remarque que la pression initiale au niveau du FGS est d’environ 68 bar, avec
une température de 49 °C. En fin de ligne, a ’entrée du CPF, ces valeurs diminuent
sensiblement pour atteindre 43 bar et 28 °C respectivement. Cette chute de pression et de
température s’explique par les phénomenes de frottement dans la conduite, les pertes de
chaleur vers I’environnement, ainsi que la distance parcourue par le fluide. Cette analyse
met en évidence I’importance de prendre en compte les profils de pression et de température

dans la conception, le suivi et I’optimisation des réseaux de transport de production.

Pour voir les résultats bien détaillé des calculs de GAP voir Annexe B : résultats de calculs

pour I’état actuel.

4.4 Optimisation des différentes scénarios de production :

Apres avoir effectué la calibration compléte du systéme de production, 1’objectif était de faire
correspondre les resultats du modele avec les données réelles de production, aussi bien au niveau
des puits qu’a I’entrée du CPF, en termes de débits triphasiques (huile, gaz et eau). Cette étape de
calibration est cruciale pour garantir la fiabilité des simulations futures. Une fois le systéme
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correctement ajusté, la phase suivante a consisté a élaborer différents scénarios de production. Ces
scénarios ont impliqué I’application de contraintes ciblées sur divers nceuds du réseau (puits,
manifolds, trunklines, etc.) dans le but de simuler leur impact sur le comportement hydraulique
global, notamment en matiére de retour de pression. Ces retours de pression, lorsqu’ils sont
significatifs, peuvent générer une chute de production sur certains puits en raison de la diminution
du différentiel de pression nécessaire a 1I’écoulement optimal. Ce type d’analyse permet d’anticiper
les effets indésirables liés a certaines configurations de production, et d’identifier les leviers
d’optimisation a mettre en ceuvre pour maximiser les volumes produits tout en respectant les

contraintes d’exploitation.

4.4.1 Scénario(1) ’ouverture total de EKT-14:

Pour cela on a proposé 1’ouverture totale de EKT-14 (fully open) avec I’injection maximale de gaz

lift de 6 MMscf/d. Et on garde les mémes contraintes précédentes dans le systeme

Aprés le calcul du systeme on obtient les résultats suivant :

puits Gaz available | Oil produced | Gas produced Water WCT GOR GLR
(MDMsci/d) (STB/day) | (MMscf/day) produced (%) | (Scf/STB) | (Scf/STB)
(STB/day)
EKTO01 30 6354.5 6.164 00 00 970 970
EKTI14 30 483 0.290 1931.9 80 600 120
EKT17 30 4999.8 5.250 00 00 1050 1050
EKT19 30 6000 3.6 3358 5.3 600 568
EKTO05 30 14999 2.175 62.5 04 1450 1392
EKT07 30 1284 1.541 10938 46 1200 648
EKT09 30 22448 1.571 1559.5 41 700 413
Le débit total d’huile produit est de 22866 bbl/d

Tableau IV-5 : les résultats de calcul du systéme (scénario-1)

- Le reste des résultats de systeme bien détaillé dans I’Annexe B : Les résultats de calculs de
GAP, Scénario (1)
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Figure 1V-20 Gradient de pression en fonction de pipe élévation scénario 1 et 2.
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Pots Severe Slugging Number -9119.11,-21.3481

=5 @

Height above origin (m)

>
=

32

40

43

0 -2100 -4200 6300 -8400 -10500 -12600 -14700 -16800 -18900 -21000
Total Lenath (m)

"~ Deviation Survey
" "Pl-SSLessthan 1
* *QOperating Point

Figure 1V-21 Courbe du changement de régime d’écoulement
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Figure 1V-22 la stabilité de I’écoulement a travers les deux trunkline
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44.1.1 Interprétation des résultats :

e [’optimisation du modele GAP a permis d’obtenir des résultats cohérents avec la réalité,
en conservant les mémes contraintes. Il est a noter que les pertes de charge dans le trunkline
sont particulierement marquées au niveau des points morts, c’est-a-dire dans les zones les
plus basses du réseau

e L’ouverture totale de EKT-14, combinée a un water cut élevé (80 %) et un débit d’eau de
1932 bbl/j, a pratiquement modifi¢ le régime d’écoulement, passant d’un régime stratified
wavy a un régime slug flow. Cela se traduit par la formation de bouchons d’eau dans le
trunkline, comme illustré a la figure 4.22. Ce phénomeéne entraine également un retour de

pression au niveau du FEKTTO02, estimé a environ 8 bars..

e Cet impact a entrainé une diminution de la production totale du champ EKT, avec un débit
de production d’huile réduit a 1850 bbl/j.

e On note que la production de EKT-14 n’a pas eu d’impact sur FEKTTO1, en raison de la
configuration des trunklines, qui sont séparées.
4.4.2 Scénario(2) implantation des prediction de WC :

D’apres les simulations du modéle réservoir, des prédictions de 1’évolution du water cut dans le
champ EKT ont été établies jusqu’en 2046. La figure suivante présente les courbes de percée d’eau
pour chaque puits producteur d’huile du champ EKT.
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EKT Ouest

« EKT-09 a été remis en production le 24 avril avec un WCUT initial
élevé = 48 %.

« EKT-19 : le WCUT a légérement augmenté en avril (+2 %).

o EKT-14 : le WCUT a légérement augmenté en avril (+5 %).

EKT Centre

« EKT-17/07 : le WCUT a légérement augmenté en avril (+3 %).
o EKT-05 : le WCUT a légérement augmenté en avril (+3 %).

« EKT-01 : le WCUT est resté stable en avril 2025.

Figure 1V-23 Derniére mise a jour de I’état du water Cut dans le champ EKT
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Figure 1\VV-24 : prédiction de water-Cut dans le champ EKT.

Dans ce cas on suppose une valeur prédictive de WC de EKT 19 pour I’années 2026 de
WC= 50%.

Apreés le calcul du systéme on obtient les résultats suivant :
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Tableau IV-6 : les résultats de calculs du systéme (scénario2).

puits | Gas Available Oil prod. | Gas prod. | Water prod. | WC | GOR GLR
MMscf/d STB/ MMscf/d STB/d % | Scf/STB | Scf/STB

EKTO1 30 6909.6 6.702 00 0 970 970
EKT14 30 500.5 0.300 2002 80 600 120
EKT17 30 4999.8 5.250 00 0 1050 1050
EKTO05 30 1500.1 2.175 62.5 4 1450 1392
EKTO07 30 1359.1 1.631 1157.7 46 1200 648
EKT09 30 2390.7 1.674 1661.3 41 700 413
EKTI19 30 00 00 00 50 00 00

Pour le reste des résultats de calculs voir Annexe C : Les résultats de calculs de GAP, Scénario

).

4421

Interprétation des résultats:

Le puits EKT-19 a été automatiquement fermé par le systeme GAP, en raison d’une
pression excessive enregistrée au point FEKTTO02, qui atteint 66,64 bar. Ce niveau de
pression est critique et pourrait compromettre la stabilité du réseau de production, d’ou la

décision du systéme de stopper ce puits pour éviter toute surcharge.

A I’inverse, le puits EKT-14 reste en production avec un débit liquide particuliérement
élevé de 2502,5 STB/j, malgré un water cut élevé de 80 %. Cela démontre que le systéme
privilégie les puits a fort débit, méme en présence d’une teneur en eau importante, tant que

les contraintes hydrauliques globales restent gérables..

La pression au niveau de EKTTO2 est de 66.64 bar et pour EKTTO1 est de 63.86 bar.

Enfin, il est important de noter que malgré un water cut inférieur (50 %), le puits EKT-
19 a été fermé, contrairement a EKT-14 (80 % WC) qui reste en production. Cette
décision algorithmique est guidée par le potentiel de production plus faible de EKT-19

dans le contexte global du réseau, combiné a son effet négatif sur la pression.
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Conclusion et recommandation

Le logiciel GAP s’est révélé étre un outil efficace pour optimiser 1’utilisation du puits EKT-
14 dans le champ EKT. L’évaluation et I’interprétation de I’ensemble des scénarios dans la
partie pratique ont été réalisées dans le but de minimiser les pertes de production liées au

risque de retour de pression, notamment caus¢ par 1’augmentation de la percée d’eau.
A T’issue de cette étude, les conclusions et recommandations suivantes ont été établies :

e La fermeture permanente du puits EKT-14 n’est pas un scénario optimal. Une

réouverture partielle ou conditionnelle est envisageable.

e La fermeture du puits injecteur d’eau EKT-3 peut étre envisagée, dans la mesure ou ce
puits impacte négativement EKT-14. Cela reste conditionné a la capacité du CPF a traiter
le niveau d’eau produit. Une surveillance périodique de la percée d’eau via des tests VX au
niveau du FGS est nécessaire. En 1’absence d’amélioration, I’implantation d’un systéme

WAG (Water Alternating Gas) pourrait représenter une solution d’optimisation.

o Les principaux résultats obtenus ont montré un débit optimum d’injection gaz lift de 2 a 4
MMsct/d afin de garantir un débit d’exportation de 24700 bbl/j avec un water cut inférieur
a 50%. Ces résultats ont contribues systématiquement dans la prise des décisions de
développement du ce champ ainsi d’avoir un plan d’optimisation des systeémes de
production pour les réservoirs ayant le probleme de la production excessive d’eau.
Mais pour des résultats plus efficaces. nous recommandons les recommandations
suivantes :

o La réalisation de tests de logging est recommandée pour localiser précisément les zones
d’entrée de la percée d’eau. Cela permettrait d’étudier la possibilité d’isoler les couches

productrices d’eau par I’installation d’un patch tubage, d’un bouchon mécanique, ou par

injection de ciment.

o L’augmentation de la pression, due a I’accumulation d’eau stagnante dans les trunklines,
rend nécessaire la mise en place d'opérations de raclage périodiques, ce qui peut également

impacter la production.
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A P’avenir, si la percée d’eau devient significative dans la majorité des puits, un systéme
d’assistance a la production devra étre envisagé au niveau du FGS. L’exemple des

pompes multiphasiques déja mises en service dans le champ BKNE (bloc 404) pourrait
servir de référence.
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Annexe A : Complétion schématique

[were: EkT-01 OP

WELL SKETCH:
PROPOSED COMPLETION

DATE
25-08-23

OPERATOR:
GROUPEMENT BERKINE
[BRILLING RIG: Deco-18a

[RKB: 7.25 [PREPARED BY: Hichem Gharsalli |
TUBULAR DATA WELLHEAD DATA
SECTION [e1) ID___|[WEIGHT| GRADE | THRD MD TOoC TYPE
CONDUCTOR 20" 19~ 106.5 K-55 BTC 91.00 0.00 WP 5000
SURFACE 13-3/8"[12.347" 72 S-95 BTC 389.00 0.00
ERMEDIATE T.H.A
RODUCTION | 95/8" | 8.681" a7 Sos&pi11d  BTC
RODUCTION 7" 6.184" 29 S-o5 BTC 1161.00
LINER TOP a-1/2 HANGER
LINER a-1/2" | 3.92 135 NTO5HS BTC 2675.00
TUBING - 4.276" 18 13Cr__|Vam Top) RT-GL 725
TUBING a-1/z" | 3.913 12.6 S-o5 Vam Top| RT-TDS
FLUIDS WELL SUMMARY| DATE DEPTH COMMENTS
DRL FLUID: RESTRICTIONS:
CMP FLUIDL | RESTRICTIONS:
PKR FLUID. | 7.2 ppg LAST HUD: | 1222 24 |3191THE Drift with 3.5 Gauge Cutter
DEPTH
WELLBORE SCHEMATIC DESCRIPTION 1D ob MD-RKB
FMC TUbing Fanger 117 x 4 1727 Vam Top Box
4.25"SBMS 3.913 11.000 7.25
Assy #126 PN: 2000083754/A SN: 2019-10-1441S
4.1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP PIN x PIN 3.913 4.500 7.47
4 1/2" 12.6lb/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 3.913 4.937 9.09
4 1/2" 12.61b/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 3.913 4.937 21.75
Note: 3 x Baker Cl Cross Coupling protectors
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.913 4.937 34.42
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 36.23
ONYX SCSSV, 4.1 12.6 Ib/ft VAM TOP = , , R
As s y#68 P/N:H826270015 S/N: >370 3.813 ©5-995 =797
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 20 5.010 40.13
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4. 7 4
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 4. 7 4
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4. 7
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4. 7
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4. 7
4.1/2" 12.6Ib/ft x 5" 18 Ib/ft 13Cr/80 MY VAM TOP Flow Couplin 5.0:
5" 18Ib/ft 13Cr/95VAM TOP R3 Tubing 196 Joints 5.5
- - CSG: 20"
|| | ] CSG: 13 3/8" 389.00
7" TOL (Baker) 1161m [w/ TBSA]
|| | ] CSG: o 5/8” 2333.00
5" 18 Ib/ft x 4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 MY VAM TOP Flow Couplin 3.939 5.026 2520.27
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 3.913 4.937 2522.18
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.913 4.937 2534.84
2.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow_Coupling 3.920 5.010 | 2536.65
Vannoil 4.1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/80 VT Gas Lift Mandrel w/
it A s 3.851 6.000 | 2538.41

19950-08

4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling

5.010

4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4.937
4 1/2° 12.6Ib/ft 13Cr/LBO VAM TOP R3 Tubing Joint x 2 4.937
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4.937
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/BOMY VAM TOP Flow Coupling 5.010
Vannolil 4.1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/80 VT Citt Mandrel w/
LA 3.851 6.000 | 2573.02
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling Z O | 2575.24
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 7 | 2577.0
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/LBO VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 7 | 2578.8
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 7 | 2591.4
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/8OMY VAM TOP Flow Coupling Z O | 2593.2
Baker BR 3.813° NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP - o1 2 oor | 2mom 00
A P/N: 10578540 S/N: 02 o
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/B80MY VAM TOP Flow Coupling 5.010 | 2595.32
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4.937 | 2597.08
4 1/2" 12 .6Ib/ft 13Cr/L8O VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 4.937 | 2598.89
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 4937 | 2611.55
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/B80MY VAM TOP Flow Coupling 5.010 | 2613.37
Baker PREMIER Retrievable Packer 13Cr/80MY VAM TOP ; .
As 77 P/N: H7846302 S/N Sers = i
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/BOMY VAM TOP Flow Coupling 3.920 4910 | 2617.54

or ‘BR 3.813° NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP S P o o
ASSyH#77 P/N: 4511613004 S/N: 02-017 i 4067 261929
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/B8OMY VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 | 2619.61
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.913 4.937 | 2621.36
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/LBO VAM TOP R3 Tubing Joint x 4 3.913 4.937 | 2622.56
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.913 4.937 | 2670.13
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/8OMY VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 | 2671.94
Baker 4.1/2° P110 Tie Back Seal Assy W/ ¢ o R e o
S S P, 3.970 5.200 | 2673.69
End of Assembly 2675.70
LNR TOP: 2677 m (E/Line Depth) 2675.00
CSG: 7 2904.00

4.1/2" Pip tag @ 3007 m E/Line Depth

String Wts - 67MT _in brine/ 7OMT in diesel (including 4MT_Blo:

Bottom of tie back - 0.75 m inside PBR

PER 3043 - 3054.5 m

PER 3060 - 3072 m

PERF:3074.5 - 3085 m

SCSSV Info:
Full Opening :2200psi
Closing: 1000psi
Return of 5000psi: 60ml

Fish (1.6m lenght - Hero plug)

3202.70

LNR: 4 1/2"

3221.00

[PBTD
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Annexe A : Complétion schématique

OPERATOR: WELL SKETCH: DATE
| GROUPEMENT BERKINE WELL: EKT-05 OP PROPOSED COMPLETION 17/04/2023
* |[DRILLING RIG: Deaco-165 [ RKB: 7.9 |PREPARED BY: Hichem Gharsalli
TUBULAR DATA WELLHEAD DATA
SECTION oD 1D WEIGHT] GRADE THRD MD TOC TYPE
CONDUCTOR 20 19 K-55 TC 56.00 0.00 wp 5000
SURFACE 13.375] 12.35 68 K-55 TC 385.00
INTERMEDIATE | 9.625 8.681 47 N-80 & S-95 TC 2353.50 T.HA
PRODUCTION 7 6.184 29 N-80 TC 2915.50
PRODUCTION
LINER TOP 2439.28 HANGER
LINER 4.5 3.92 12.6 L-80 BTC 3649.00 2439.28
TUBING RT-GL |7.9
TUBING RT-TDS
FLUIDS WELL SUMMARY DATE DEPTH COMMENTS
DRL FLUID: | RESTRICTIONS:
CMP _FLUID: | RESTRICTIONS:
PKR FLUID: B.5 ppg 3% KCL LAST HUD: 20/3/2024 3605 m THF Drift with 3.78" GC
DEPTH
WELLBORE SCHEMATIC DESCRIPTION 1D oD MD-RKB
Rig Floor - Tie-down Bolts Elevation 7.90
Vetco Tubing Hanger 4.1/2" New Vam Box x 4.875" Stub Ac| 4.000 11.000 1.87
4.1/2" 12.6 Ib/it New Vam Joint # 3.958 4.500 1.87
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 3.958 4.500 1.87
Note: 2 x cross coupling protectors & 3 xmid joint protectors run|
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.958 4.500 30.69
4.1/2" New Vam Flow Coupling 3 4.940 32.42
4 V ("BR’ Profile) Assy No 719 13 E 34.56
4. am_Flow Coupling .870 4.940 36.29
4. b/ lew Vam Pup Joint .958 4.500 38.15
4. b/ lew Vam pup Joint .958 4.500 40.56
4. b/ lew Vam pup Joint .958 4.500
4. b/’ lew Vam Joint # .958 4.500 52.32
_ | CSG: 20" 56.00
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 3.958 4.500 65.78
5" x 4.1/2" New Vam Crossover Assembly No 677 70.51
N B CSG: 13 3/8" 385.00
_ - CSG: 9 5/8" 2353.50
5" 18 Ib/ft New Vam Tubing xxx Joints 4.276 5.000 2250.45
4.1/2 2w _Vam Crossover Assembly No 678 5.500 2255.24
4.1/ ft New Vam Joint # 10 .95 4.500 68.79
4.1/ ft New Vam Joint # 9 .95 4.500 82.
4.1/ ft New Vam Pup Joint .95 4.500 84.25
4.1/, am_Flow Coupling .870 4.940 85.99
Baker - Gas Lift Mandrel Assy No 726(PSI Model) Eq Dur 930 6.000 88.1€
4.1/2" Ne am Flow Coupling .870 4.940 89.90
4.1/2" .6 1b/ lew Vam Pup Joint 4.500 91.79
4.1/2" -6 1b/ lew Vam Joint # 8 4.500 03.32
4.1/2" .6 1b/ lew Vam Joint # 7 4.500
4.1/2" .6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.500 11
4.1/2" New Vam Flow Coupling 870 4.940 .85
Baker - Gas Lift Mandrel Assy No 725(PSI| Model) Orifice 930 6.000 2321.02
4.1/2" New Vam Flow Coupling .870 4.940 22.76
4.1/2" 12.6 1b/ft New Vam Pup Joint . 9! 4.500 24.64
4.1/2" 12. b/ft New Vam Joints # 5 & 6 . 9! 4.500 49.70
4.1/2" 12. b/ft New Vam Pup Joint .9 4.500 51.59
4.1/2" New Vam Flow Coupling .870 4.940 53.33
/2" x 3.813" BR Nipple Assy No 723 3.813 940 2353.7
4.1/2" Ne am _Flow Coupling 4.940 355.5:
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.500 357.4:
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 4 4.500 370.8:
4.1/2" 12.6 1b/ft New Vam Pup Joint 4.500 .7
4.1/2" New Vam Flow Coupling 4.940 .45
KC-22 Anchor Seal Unit 5.200 .22
Baker 'SABL' Permanent Packer Assy No 728 5.880 6.64
5" New Vam Millout Extension 5.510 .23
5" New Vam x 4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Crossover 5.510 .52
4.1/2" New Vam Flow Coupling 4.940
4.1/2" 6 Ib/: lew Vam Pup Joint 4.500
4.1/2" .6 Ib/ lew Vam Joint # 3 4.500
4.1/2" -6 b/ lew Vam Joint # 2 4.500 4
4.1/2" 6 b/ lew Vam Pup Joint 4.500 .
4.1/2" New Vam Flow Coupling 4.940 2411.
/2 3.813" BR Nipple Assy No 731 940 2411
4.1/ ew Vam Flow Coupling 4.940 413.
4.1/, .6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.500 415.
4.1/ .6 Ib/ft New Vam Joint # 1 4.500 428.
4.1/ .6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.500 430.
4.1/, New Vam Flow Coupling 4.940 432. 4
x 4.1/2" Tie Back Seal Assy (No seals installed) No 733 5.000 2434.46
_ 2434.46
Top LNR: 4 1/2" 2439.28
Bottom of tie back - 0.99 m inside PBR
CsG: 7 2915.50
DW S (3055 mTHF). 3069.50
PERF: 3,065.9 - 3,069.9m with 2.75", 6spf, 60deg Predator.
L ,070.9 - 3,075.0m with 2.75", 6spf, 60deg Predator.
,079.0 - 3,096.0m with 2.75", 6spf, 60deg Predator.
i | LNR: 4 1/2" 3649.00
PBTD
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Annexe A : Complétion schématique

OPERATOR: WELL SKETCH: DATE
|GROUPEMENT BERKINE I WELL: EKT-07 OP PROPOSED COMPLETION March 18th, 2023
[DRILLING RIG: Deaco-165 [ RKB: 8.34 |PREPARED BY: Hichem Gharsalli
TUBULAR DATA WELLHEAD DATA
SECTION oD ID__|WEIGHT| GRADE THRD MD TOC TYPE |
CONDUCTOR 30 29 157.53 | X-52, P-110 ST-2 55.00 0.00 wP ]§000
SURFACE 20 18.75 | 106.5 %56 RL-4S 375.00 0.00
INTERMEDIATE [ 13.375[12.459| 54.5 K-55 TC 070.00 THA
PRODUCTION | 9.625 | 8.599 | 43.5 N-80 V&M 411.00
PRODUCTION 7 6.184 29 N-80, VM95H BTC 924.50
LINER TOP 447.65 HANGER
LINER 4.5 | 3.958 12.6 13% Cr NV 650.00 2447.65
TUBING RT-GL 8.34
TUBING RT-TDS |_
FLUIDS WELL SUMMARY DATE DEPTH COMMENTS
DRL FLUID: RESTRICTIONS:
CMP _FLUID: RESTRICTIONS: 7-12-23 2337 m THF Lower GLM Depth
PKR FLUID: | 8.5 ppg KCL LAST HUD: | Aug 06th, 24 [3186 m THF with 3.8" GC
DEPTH
WELLBORE SCHEMATIC DESCRIPTION ID oD MD-RKB
[Rig Floor - Tie-down Bolts Elevation
B Tubing Hanger 4.7/8" Stub Acme Box up x 4.1/2" New Vam Box .980
" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint
" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 223
" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 217
" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint
" New Vam Flow Couplin: 50
(BAKER 'BR' Profile) - y 1029 3.814
New Vam Flow Coupling .950
" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint .958
" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint # D .958
" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 215 .958
58.57
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.975 4.920 60.68
4.1/2"NV Box x 5" NV Pin Crossover - Assy # 983 3.970 5.555 61.19
i L 5" 18 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.270 5.580 63.41
CSG: 20" 375.00
] B CSG: 13 3/8" 1070.00
. L CSG: 9 5/8" 2411.00
5" 18 Ib/ft L-80 New Vam Tubing 169 Joints 4.276 5.587 2276.03
[5" 18 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.305 5.580 78.53
4.1/2"NV Pin x 5" NV Box Crossover - Assy # 982 .975 5.570 79.04
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint .960 4.910 80.90
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 9 &10 4
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.
[4.1/2" New Vam Flow Couplin: 4.
' ) Baker - Gas Lift Mandrel A No 1018 (Dummy)
4.1/2" New Vam Flow Coupling
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint

4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 7 & 8
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint

4.1/2" New Vam Flow Coupling
E j Baker - Gas Lift Mandrel c/w Equalizing Dummy
4.1/2" New Vam Flow Coupling
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint #5 & 6
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint
4.1/2" New Vam Flow Coupling
4 x 3.813" Baker '‘BR' Nipple - /
4.1/2" New Vam Flow Coupling
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 4

BN

FAA»#»AA»»

4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint
4.1/2" New Vam Flow Coupling 4. 3
KC-22 Anchor Seal Unit 5.480 97.5
x-x Baker 'SABL' Permanent Packer - Assy # 1027 5.86C
5" New Vam Millout Extension 5.000
5" New Vam x 4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Crossover 5.530
4.1/2" New Vam Flow Coupling 4.910
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.910
4.1/ .6 Ib/ft New Vam Joint # 3 4.910
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joint # 2 4.910
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.900
4.1/2" New Vam Flow Coupling 4.895
= 2.1/ Baker 'BR' Nipple - Assy # 1033 3.940 | 4.88F
4.1/ Flow Coupling .950 | 4.890
4.1/2" lew Vam Pup Joint .945 | 4.900
4.1/2" lew Vam Joint # 1 .958 | 4.910
4.1/2" 12. lew Vam Pup Joint .94( 4.995
4.1/2" New Vam Flow Coupling .83 4.990
4.1/2" Tie Back Seal NO-GO -Assy # 1036 .97 5.480
ottom of Tie Back WLEG. 7! 5.020
_E L LNR TOP: 4 1/2" 2447.65
CSG: 7" 2924.50
PERF: 3088 — 3093 m & 3099 — 3110 m AIT 3-1/8” Predator XP, 6 spf 600 phasing
PERF: 3110 — 3113 m & 3115 — 3135 m AIT 2.7/8" HSC. 6spf 60 deg phasing 21 Mar 2019
Re-Perf: 3088 — 3093 m GPMT 3-1/8” Shaped Charge 22.7g DP3 HMX, 6 spf 60Deg phasing 19 Jul 24
Re-Perf: 3115 — 3135 m GPMT 3-1/8” Shaped Charge 22.7g DP3 HMX, 6 spf 60Deg phasing_ 18 Jul 24
> CIBP: 3195.00
CIBP: 3522.10
i LNR: 4 1/2" 3650.00
PBTD
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Annexe A : Complétion schématique

OPERATOR: WELL SKETCH: DATE
GROUPEMENT BERKINE | WELL: EKT-17 OP PROPOSED COMPLETION April 19th, 23
DRILLING RIG: Nabors Rig-810 | RKB: 9.44 PREPARED BY: Hichem Gharsalli
TUBULAR DATA WELLHEAD DATA
SECTION oD ID  |WEIGHT] GRADE THRD MD TOC TYPE
CONDUCTOR 30" 28.5 | 234.29 X-52 ST-2 55.00 0.00 WP 5000
SURFACE 20" 18.75 | 129.33 X-56 LYNX SA2 380.00 0.00
INTERMEDIATE | 13"3/8 | 12.415 68 N-80 BTC 2404.00 THA
PRODUCTION | 9"5/8 | 8.755 43.5 P-110, N-80 BTC 2894.00
PRODUCTION 7 6.184 29 80CR. N-80, P-11/ NV 3248.00
LINER TOP HANGER
LINER
TUBING RT-GL |9.44
TUBING RT-TDS
FLUIDS WELL SUMMARY DATE DEPTH COMMENTS
DRL FLUID: RESTRICTIONS:
CMP _FLUID: | 10.1 ppg NaCl RESTRICTIONS:
PKR FLUID: LAST HUD: Jan 16th, 24 3180 m THF Drift with 3.8" GC
DEPTH
WELLBORE SCHEMATIC DESCRIPTION ID oD MD-RKB
EKT-17 Rig 810 RT - Tie down bolts Elevation 9.44
FMC Tubing Hanger 9" TC-1A-IL c/w False Bowl 3.900 | 13.500 9.60
4.1/2" VT Box Btm x 7.875" Pin RH Acme (Top), Type-H BPV prep.
Assy: GB-51 SN: 20-05-07DZ PN:2000076534
4.5" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP PxP Pup joint 3.958 4.500 11.22
4 1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Tubing R3 (2jts) 3.958 4.937 36.52
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.958 4.937 38.33
4.1/2"12.6 Ib/ft 13Cr/80 VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 40.08
:-—-:I Baker 3.813" R Nipple 13Cr/80 VAM TOP 3.813 4.910 40.40
T Assy: GB-45 SN: 07 PN:10578540
4.1/2"12.6 Ib/ft 13Cr/80 VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 42.14
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.958 4.937 43.96
- ~ | [csGi20” 380.00
- - CSG: 13 3/8" 2404.00
- B CSG: 0 5/8" 2894.00
L GLS (2890.5. m THF) 2900.00
4 1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Tubing R3 (227]ts) 3.958 4.937 | 2917.960
Tubing stretch 2919.760
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.913 4.937 | 2921.509
4.1/2"12.6 Ib/ft 13Cr/80 VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 |2921.829
Baker 3.813" R Nipple 13Cr/80 VAM TOP 3.813 4.910 | 2923.569
Assy: GB-67 SN: 012 PN:10578540
4.1/2"12.6 Ib/ft 13Cr/80 VAM TOP Flow Coupling 3.920 5.010 |2925.387
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 3.913 4.937 | 2938.041
4 1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Tubing R3 (1jt) 3.958 4.937 | 2939.851
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 Vam Top Pup Joint 3.958 4.937 [2941.591
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 Vam Top Flow Coupling 3.920 5.010 |2944.021
Baker PREMIER Retrievable Packer 13Cr/80MY VAM TOP 3.900 5.840 |[2945.761
Assy: GB-70 SN: 107476090-01 PN: H784630253
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 Vam Top Flow Coupling 3.920 5.010 |2946.081
Baker 'BR' 3.813" NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP 3.813 4.900 |2947.831
Assy: GB-70 SN: 02-016 PN:10578540
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 Vam Top Flow Coupling 3.920 5.010 | 2948.729
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 Vam Top Pup Joint 3.958 4.937 | 2977.528
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Tubing R2 (3jts) 3.958 4.937 | 2979.338
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 Vam Top Pup Joint 3.958 4.937 | 2981.083
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 Vam Top Flow Coupling 3.920 5.010 |2983.513
Baker PREMIER Retrievable Packer 13Cr/80MY VAM TOP 3.900 5.840 | 2985.253
Assy: GB-36 SN:107481848-01 PN: H784630253
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 Vam Top Flow Coupling 3.920 5.010 |2985.573
Baker 'BR' 3.813" NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP 3.813 4.900 | 2987.318
Assy: GB-36 SN:04 PN:10578540
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80 Vam Top Flow Coupling 3.920 5.010 |2988.217
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 Vam Top Pup Joint 3.958 4.937 | 3000.875
4 1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP Tubing R3 (1jt) 3.958 4.937 [3001.335
Wire Line Entry Bell Guide 13Cr/80 VamTop 3.920 5.010
Bottom WEG
| [ PERF:3,042.0m - 3,046.0m AIT. 3.1/8" HSC. 6spf 60 deg phasing
| | PERF:3,056.0m - 3,070.0m AIT. 3.1/8" HSC. 6spf 60 deg phasing
] [ PERF:3,075.0m - 3,089.0m AIT. 3.1/8" HSC. 6spf 60 deg phasing
’ FISH
i | CSG: 7" 3248.00
PBTD 3223.00
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Annexe A : Complétion schématique

OPERATOR: } WELL SKETCH:
GROUPEMENT BERKINE | WELL: EKT-9 OP_Completion Schematic 20-03-25
DRILLING RIG: Tassili 128 [RKB: 8.38 PREPARED BY: Younes Babanedjar
FLUIDS WELLHEAD DATA
VG TUBING 11 X 4-1/2 VAM TOP BTM
TBG To Perf Top 155 TYPE oP HANGER 19 OPPE X 4.875.6 STUB AGME R LIET
A Annulus to PKR Top 139 WP 5K RT-TDS 8.38
T.H.A 5K
WELL SUMMARY| _DATE | DEPTH COMMENTS
RESTRICTIONS:
RESTRICTIONS:
LAST HUD: 11-04-2025 | 3217.62 |3.8' GC slick line depth THE
WELLBORE SCHEMATIC DESCRIPTION Depth Length OD D
Rotary Table - Tie down Bolts Elevation 0.00 8.38
VG TUBING 11 X 4-1/2 VAM TOP BTM 12.6PPF X 4.875-6
STUB ACME RH LIFT, 8.38 0.220 10.920 | 3.913
assy #226 PN#H399992-1 REVA  SN#800166969
4.1/2" 12.6lb/ft 13Cr/95 VAM TOP PIN x PIN 8.60 1.348 4.500 | 3.958
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP _R2 Tubing Joint x 1 9.95 12.454 4.937 | 3.958
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R2 Tubing Joint X 1 22.40 12,512 4.937 | 3.958
Note: 3 x Baker CI Cross-Coupling protectors
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 34.91 1.820 4.937 | 3.958
i | | [4:1/2712.6 1b/ft 13C/80MY VAM TOP Flow Coupling 36.73 1.770 4.957 | 3.913
Halliburton NE- SCSSV 13CR-80 , 4.1/2" 12.6 Ib/ft
VAM TOP , 3.813" 'R’ Profile. 38.50 1.650 5.995 | 3.813
Assy#306 PN# 102657048 SN#0005365103-02
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 40.15 1.750 4.957 | 3.913
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 41.90 1.818 4.937 | 3.958
- - 4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 43.72 1.201 4.937 | 3.958
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 187 | 44.92 | 2315.780 | 4.937 | 3.958
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2360.70 1.820 4.937 | 3.958
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 2362.52 1.750 4.957 | 3.913
| I n | Baker 'BR' 3.813" NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP
0.320 4.937
Assy#283 PN#10578540  SN#4512310887-04-009 | 2364-27 3.813
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 2364.59 1.760 4.957 | 3.913
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2366.35 1.818 4.937 | 3.958
4 1/2" 12.6lb/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 |2368.17|  12.438 4.937 | 3.958
i 4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2380.61 1.800 4.937 | 3.958
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 2382.41 1.750 4.957 | 3.913
> Baker PREMIER Packer w.STR 13Cr/80MY VAM TOP
Assy#286 PN#H78460049 SN#108463531SN03 |2384.16 2.820 5.910 | 3.870
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13C/BOMY VAM TOP Flow Coupling 2386.98 1.760 4.957 | 3.013
Baker 'BR’ 3.813" NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP 0.320 2037
PN#286 PN#10578540  SN#4512310887-04-016 |2388.74 : : 3.813
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 2389.06 1.760 4.957 | 3.913
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2390.82 0.898 4.937 | 3.958
PKR set in Neutral
4 1/2" 12.6lb/ft 13Cr/95 VAM TOP R2 Tubing Joint x 1__|2391.72 9.493 4.937 | 3.958
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint X 2___|2401.21| _ 24.896 4.937 | 3.958
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2426.11|  1.820 4.937 | 3.958
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 2427.93 1.750 4.957 | 3.913
Baker PREMIER Packer w.STR 13Cr/80MY VAM TOP
Assy#285  PN#H78460049 SN#108463531SN02 |2429.68 2.820 5.910 | 3.870
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80OMY VAM TOP Flow Coupling 2432.50 1.750 4.957 | 3.913
Baker '‘BR' 3.813" NIPPLE 13Cr/80MY VAM TOP
PN#285 PN#10578540  SN#4512310887-04-04g |243425|  0.320 4.987 | 3813
4.1/2" 12.6 Ib/ft 13Cr/80MY VAM TOP Flow Coupling 2434.57 1.750 4.957 | 3.913
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2436.32 0.898 4.937 | 3.958
PKR set in Neutral
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R3 Tubing Joint x 1 __|2437.22| _ 11.538 4.937 | 3.958
4 1/2" 12.6Ib/ft 13Cr/95 VAM TOP R2 Tubing Joint x 1 | 2448.75 9.588 4.937 | 3.958
4.1/2" 12.6 Ib/ft_13Cr/95 VAM TOP Pup Joint 2458.34 1.810 4.937 | 3.958
Baker 4.1/2" Tie Back Seal Assy w/ 5" OD Seals
unidirectionnal faced down 2460.15 2.020 5.500 | 3.913
Assy#220 PN#H297500285  SN#108321854 SNO4
End of Assembly 2462.17

TOP LN 4.5" 2467.02M

Top of 4.1/2" Liner _Completion Depth 2461.05m

TBSA 1m inside 4 1/2" TOL after packer set

Last HUD with  m with

PERF: 3,100.5 - 3,112.5

4.1/2" Liner shoe at 3282m Drillers Depth

Completion fluid:
9.7 ppg CaCl2Inhibited and
Filtered brine

SCSSV Info:

Start Opening: 1300psi

Full open: 1500 psi
Closing: 900 Psi

Return of 5000psi: 65ml
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Annexe A : Complétion schématique

», |OPERATOR: K WELL SKETCH: DATE
GROUPEMENT BERKINE | WELL: EKT-19 OP PROPOSED COMPLETION April 19th, 23
[DRILLING RIG: Nabors Rig-810 [ RKB: 9.11 PREPARED BY: Hichem Gharsalli
Updated BY: Youcef SALEM
TUBULAR DATA WELLHEAD DATA
SECTION oD ID__[WEIGHT GRADE THRD MD ToC TVPE
CONDUCTOR | 30" | 28.5 | 234.29 X52 ST2 55.00 0.00 WP __ 5000
SURFACE 20" | 18.75 | 129.33 X-56 LEOPAR SD2 368.00 0.00
INTERMEDIATE | 13"3/8 [12.415]| 68 N-80 BTC 2426.00 THA
PRODUCTION | 9'5/8 | 8.755 | 43.5 | P-110HC, N-80 BTC 2957.00
PRODUCTION 7| 6.184 29 N-80, P-110 HSC 3191.64
LINER TOP HANGER
LINER
TUBING RT-GL _[9.11
TUBING RT-TDS
FLUIDS WELL SUMMARY DATE DEPTH COMMENTS
DRL FLUID: | RESTRICTIONS:
CMP _FLUID: | 10.0 ppg CaCl
PKR FLUID: | 8.4 ppg KCI LAST HUD: Dec 05,23 3161 m THFE Drift 3.8" To HUD
DEPTH
WELLBORE SCHEMATIC DESCRIPTION D oD |VD-RKB
EKT-19 Rig 810 RT - HOP Elevation 9.11
FMC Thg Hanger Assy253 4.1/2" N.Vam Pin Btm x 7.875" Pin Acme (Top) 3.900 13.500 9.11
2 Jts 4 1/2" 12.6Ib/ft New Vam L-80 Tubing Joints R3 #235, #236 3.958 | 4.500 10.81
2 Pup Jnts 4 1/2" 12.6lb/ft New Vam L-80 (3.09m above 2.4m below) 3.958 | 4.500 35.02
203 Fiber optic cable clamps used
Compression 34.31
228 of 4 1/2"_12.6 Ib/ft_NV_L-80 Tubing Joints R3. 3.958 | 4.500 39.80
o — | [EsGr20” 368.00
o B CSG: 13 3/8" 2426.00
o B CSG: 9 5/8" 2957.00

4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint .958 4.500 2798.10
4.1/2" New Vam Flow Coupling .958 4.900 2799.99
Baker Gas Lift Mandrel c/w _equalizing dummy Assy258 3.865 6.000 2801.72
4.1/2" New Vam Flow Coupling .958 4.900 2803.75
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint .958 4.500 2805.48
4.1/2" 12.6 Ib/ft NV L80 R3 Joint # 6 .958 4.500 2807.37
4.1/2" 12.6 Ib/ft NV L80 R3 Joint # 5 .958 4.500 2819.5!
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint .958 4.500 2831.65
4.1/2" New Vam Flow Coupling .958 4.900 2833.5.
Baker Gas Lift Mandrel c/w Modified (Shortened) equalizing dumm 3.860 6.000 2835.28
GLS (2835 m_RKB) installed on December 08 2023
4.1/2" Ne am Flow Coupling .958 4.900 2837.31
4.1/2" .6 Ib/ft New Vam Pup Joint .958 4.500 2839.06
4.1/2" b/ 'V L80 R3 Joint # 4 .958 4.500 2840.94
4.1/2" b/ vV L80 R3 Joint # 3 .958 4.500 2853.08
4.1/2" .6 1b/f 'V L80 R3 Joint # 2 .958 4.500 2865.2
4.1/2" .6 1b/ vV L80 R3 Joint # 1 .958 4.500 2877.3
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint (bxb) 3.958 4.500 2889.42
Weatherford Permanent Down Hole Gauge Mandrel Assy001 3.958 5.800 2891.39
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.958 4.500 2893.02
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joints R2 # 303 .958 4.500 2894.99
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint .958 4.500 2904.40
4.1/2" New Vam Flow Coupling .958 5.500 2906.29
/2" x 3.813" BR Nipple Assy265 3.813 10 2908.05
4.1/2" New Vam Flow Coupling .958 5.500 2908.38
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.958 4.500 2910.14
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.958 4.500 2912.03
4.1/2" New Vam Flow Coupling 3.938 5.500 2913.93
KC-22 Anchor Seal Unit. 3.875 5.500 2915.69
Baker 'SABL-3" Permanent Hydraulic Set Packer Assy262 3.880 5.875 2916.46
' New Vam Millout Extension 5.000 2917.88
' New Vam x 4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Crossover 5.500 2919.47
4.1/2" New Vam Flow Coupling 5.500 2919.71
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 4.500 2921.47
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joints R2 # 302 3.958 4.500 2923.36
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.958 4.500 2932.78
4.1/2" New Vam Flow Coupling 3.958 5.500 2934.67
4.1/2" x 3.813" BR Nipple Assy 245 3.813 4.910 2936.43
4.1/2" New Vam Flow Coupling 3.958 5.500 2936.76
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Pup Joint 3.958 4.500 2938.52
4.1/2" 12.6 Ib/ft New Vam Joints R2 # 301 3.958 4.500 2940.41
Wire Line Entry Bell Guide. 3.970 5.200 2949.83
Bottom WEG 2950.08
_— —— PERF:3103.0-3114.0m AIT, with HESP 3-1/8 HSC, loaded 6 spf, 60 deg ph
— ___ PERF:3119.0-3124.5m AIT, with HESP 3-1/8 HSC, loaded 6 spf, 60 de
’ PERF:3124.0-3135.5m AIT, with HESP 3-1/8 HSC, loaded 6 spf, 60 deg ph:
_ | FISH 3161.00
CSG: 7" 3191.64

PBTD 3166.91




Annexe B : Offtakes et résultats de calcul de GAP

Annexe B : Offtakes et résultats de calculs de GAP

e Offtakes pour Mars 2025 Les résultats de calculs de GAP (état actuel)

Offtakes Main Table
0l fiedd Opec OIL Opec Predicted [OIL] Target Rate Tatal prodeced .
Ol oFR phase bmit c?r::;‘ Ol = x% | for tangel rate (ol + OTEC] il temget for MMSd‘éﬁf‘* from
(ki) {bblidy : (bl (bbb} PAS bbiid month (st}
EMN a 0.0
1500 2.9
2000 17.6
000 2.5
2000 1.6
4000 3.4
15000 oo 11250 12,500 348,750 231
EMK 5500 11.4
o 0.0
S000 12.8
3000 5.6
3500 5.9
4000 7.9
Chosed o 0.0
Closed o 0.0
Closed o 0.0
Chosed a 0.0
3500 34.8
2000 24.9
3800 4.6
3000 26.5
Closed o 0.0
1000 27
a 0.0
a 0.0
3000 E.6
3000 4.9
1500 z.9
43700 ATE43 0% 37843 38520 42,800 1,194,120 164.6
EKT TOOO 6.9
1500 1.6
1500 1.9
S000 5.0
3500 1.0
200 0.5
00D 3.6
24700 0% 22230 24,700 &89, 130 20.5
EME Tagi 3000 4.8
2000 12.1
000 a.8
2500 4.3
8000 14.0
24,500 0% 22050 24,500 583,550 448
Entire Tagi totals 107,900 ] [ os.0s0 104,500 [ =zmissso 2780
Flald 0FR|  Opes oL | SHEMIE0 Opec Predictsd [OIL] | 1ol pore Total produced Approximate
ondensa MMschd | phase bmil PEC | il e %% | for targed rate e Qas targel far | liguid production
Il limit (=1 s MMscfid
(Gas) (bl T {bal) (balid) o month (MkEsch) ibitslicly
EME-20 26.9 [ 0.0 ] o
EME-04 R EmEaz | 315 | | 87 | 6.0 | 186 BEE |
EMN R EmM-11 | 119 | | 1110 | a.0 I 248 00 |
EME-08 oo o
EME-09 30.0 =10
EME-37 0.0 o
EME R Fieid Total Bi10 | TEO 30.0 930 10
EME-13 25.0 1982
EME-18 42.0 5404
EME-23 400 3475
EME-2T 10.0 1184
EME S Fieid Total 1420 | | 11075 117.0 3E2T 12049
Cond totals Grarrd Todal 293.3 I [ 43727 | TE67.0 [ 4891 13, 845
EMK Oil Total Manual entry == | 37,843 0% 37,843 38,520
Tagi Hon-Unit +
Cond Field Qil Total Manual entry >=> | 67,242 0% 67 242 69,257
N ELM Average
Grand ELM il Total | 105,085 105,085 107,777 Crude Gl Yield 0.90
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Annexe B : Offtakes et résultats de calcul de GAP

e Les résultats de calculs de GAP (état actuel)

[
M:'\Well Data , Engineering’\PETEX Workarea\208 Gap Wetworks\EKT Gap Model‘\EKT Production Hetwork Restricted.gap

Water Vapour:
Temperature Model:

HHEFamEsY FRRsdY FRESEHIE
# RESULTS - DETAILED FOR ALL ITEMSE #
FHEFAF S EH R HHRFRR A A SRR AR T R S e

Title: Producticn
System type: Producticn
optimisation method: Production
PVT model: Black Oil
Prediction: On
Prediction method: Pressure and temperature
Wax or Hydrate warning: 0ff

Mo Calculations
Rough approximation

Calculate Well Choke DeltaT: Off
Usa Default Correlation: Off

Label Gaslift 0il Rate Gas Rate wWater Rate Liguid Rate Gas Lift

available Injecticn
Rate

MMscf /day STR/day MMs e £/ day STE/day STE/ day MMzcf Sday
Inline Choke - InlChkl 30,003 6747.3 6.545 g.0 6747.3 o.ooo
Inline Choke - Inlchkl4 io. 000 200.0 0.1z20 793.9 853.9 Z.000
Inline Choke - InlChkl7 30.000 4993.8 5.250 0.0 4899.8 o.oo0o0
Inline Choke - InlChkld 30,000 6005.0 31605 136.3 £345.3 0.o00
Inline Choke - InlChkS 30,000 14395.5 2,175 62.5 1562.4 Z.000
Inline Choke - InlChk? 30,000 1336.1 1.603 1138.1 Z474.2 3.500
Inline Choks - InlChks 30.000 2347.8 1.643 LE31.5 3979.3 4.000
Joint - <no labels 30.003 4933.38 £.250 g.a 4993.8 o.oo0
Joint - «<no labels in.0oo 1439393 2.175 E2.5 1562 .4 Z.000
Joint - =no labels 30. 000 B005. 0 1.605 1316.3 £345.3 o.ooo
Joint - <no label= 30,000 200.0 0,120 799,95 989,939 2,000
Joint - «no label= 30,000 2347.9 1.643 1631.5 1879.3 4,000
Joint - <no labels 3in.000 1336.1 1.603 1138.1 2474.2 i.500
Joint - <no labels 30.000 6E747.9 E6.545 0.0 &747.3 o.ooo
Joint - EKT-MANIFOLD 30. 000 231404 20.342 1968.3 ZT710B.7 11.500
Joint - F-EKTT-01 in. 0o 643397 7.425 EZ.5 EhE2.2 Z.Doo
Joint - F-EKTT-02 30,000 16640.7 13,514 1905.8 20546.5 4.500
Joint - JTO1 30,000 BT47.5 6.545 0.0 6747.9 0,000
Joint - JT2 in.a09 1336.1 1.603 1138.1 2474.2 i.500
Joint - JT3 in. 000 2347.8 1.643 1631.5 19793 4.000
Jolnt - JT4 30.000 Z00.0 0.1z20 783.3 gg83.3 Z.000
Jaint - JTS 0. 000 6009.0 1.605 1316.3 £345.3 D.000
Jaint - JT& 30,000 1493.5 2,175 B2.5 1562.4 Z.000
Joint - JTT 30.000 4995.8 5.250 0.4 4999.8 0,000
Fipe - EKT-01 Pipe Line 30,003 6747.3 ©.5435 g.0 &6747.3 o.ooo
Fipe - EKT-05 Pipe Line in.000 1493.% 2.175 62.5 1562.4 Z.000
Pipe - EKT-07 Pipe Line 30.000 1336.1 1.603 1lig.1 2474.2 1.500
Bipa - EKT-00 Pipe Line 30.000 2347.8 1.643 1E31.5 3973.3 4.000
Fipe - BKT-14 Pipe Line 30,000 200.0 0.120 799.3 999.9 Z.000
Pipe - EKT-17 Pipe Line 30,000 499%.48 5.250 0.4 45593, 8 0,000
Pipe - EKT-1% Fipe Line 30.000 6003.0 3.605 336.3 &345.3 o.0og
FPipe - EKT-Trunkline a1 30.002 £433.7 7.425 E2.5 E6562.2 Z.000
Pipe - EKT-Trunkline a2 In. 000 16640.7 131.518 igp5.8 20546.5 9.500
Separator - CPF-B-208 EC 30.003 23140.4 20.942 1968.3 27108.7 11.500
Well - EKT-01 30,000 £747.5 6.545 0.4 £747.9 0.000
Well - EKT-07 30,000 1336.1 1.603 1138.1 2474.2 3,500
Well - EKT-0% i0.009 2347.8 1.643 1631.5 3979.3 4.000
Well - EKT-14 30.000 200.3 0.120 793.39 9599.9 Z.000
Well - EKT-17 30.003 4933 .3 E.250 a.0 4993.8 o.ooo
Well - EET-1% in.0od E009.0 1.605 116.3 3453 bD.o0o0
Well - EET-5 30,000 1433.5 2.175 EZ.5 LEE2.4 Z.000

Labal Revenue Mass Flow HC Masas Average Cil Average Gas Average
Rate Flow Rate Rate Rate Water Rate

MMUSE /day lbm/sec 1bm/sec ATB/day MMszf /day STE/day
Inline Choke - InlChkl 0.00 26.40 26.40 E747.3 €.545 0.0
Inline Choke - InlChkld 0.00 6.10 1.396 200.0 0.120 799.9
Inline Choke - InlChkl7 a.00 13.87 19.87 4999.48 5.250 o.o
Inline Choke - InlChkl% 0.0 23,56 21.82 E009.0 3.605 1316.3
Inline Choke - InlChks .00 7.949 7.65 1499.9 2.195 62.5
Inline Choke - InlChk?7 g.4a0 13.51 T.EZ 1336.1 1.603 113E.1
Inline Choke - Inlchks 0.00 13.61 11.18 2347.8 1.643 1&31.5
Joint - «<no labels 0.00 19.a87 12.87 48999.8 5.250 0.0
Joint - <no labels .00 6.74 642 1499.49 2.178% £2.5
Joint - =no label= .09 23,568 21.82 008,10 3.605 31316.3
Joint - =no labels= a.00 4 .86 0.73 Z00.0 0.120 T89.9
Joint - <no labels 0.00 17.13 B.70 2347.8 1.643 1631.5
Joint - <no labels 0.ad 11.34 5.46 1336.1 1.603 113E.1
Joint - «no labels 0.00 26.40 26.40 E747.9 6 ._545 o.o
Joint - ERT-MANIFOLD Q.00 117.01 96.51 23140.4 20.942 1966.3
Joint - F-EKTT-01 .00 27.84 27.52 £499.7 7.425 2.5
Joint = F-EKTT-02 [ B9.17 BE.5% 16640.7 13.518 1505.8
Joint - JTO1 o.00 26.40 26.40 &6747.3 £.545 o.o
Joint - JTZ 9.4a0 15.51 T.63 1336.1 1.603 113E.1
Joint - JT3 o.g00 13.61 11.18 2347.8 1.643 18315
Jaint - JT4 0.00 6.10 1.96 200.0 0.120 799.9
Jaint - JTS 0.0 23.58 21.82 &009.0 3.605 336.3
Joint - JT§ .09 7.98 7.65 1493.3 2.195 2.5

85



Annexe B : Offtakes et résultats de calcul de GAP

e Les résultats de calculs de GAP, Scénario (1)

I |
M:'Well Data , Engineering'FETEX Workarea' 208 Gap Metworks\BET Gap Model\EBEKT Froduction Metwork Restricted.gap

HiFrarsad FRASEY Frdddady
# FRESULTES - DETAILED FOR ALL ITEMS #
#EFFASELEH AR AR SR AR RS S E Y
Title: Production
System type: Production
Cptimisation method: Production
PVT model: Black 0Qdl
Pradiction: On
Prediction method: Pressure and temperature
Wax or Hydrate warning: Off
Water Vapour: Mo Calculations
Temperatura Model: Rough approsimation
Calculate Well Choke DeltaT: QFf
Use Default Correlation: Off
Label Gaslifr 0il Rate Gas Rate Water Rate Liguid Rate ©Gas Lift
available Injecticn
Rate
MMsef day STE/day MMscE/day STE/day STE/day MMscf fday
Inline Choke - Inlchkl in.ood B354.5 6.164 o.o 6354.5 0.000
Inline Choke - InlChkl4 30.000 483.0 0.230 1831.3 Z414.3 €.000
Inline Choke - InlChkl7 30,000 4993.8 E.280 0.0 4999.8 0.000
Inline Choke - InlChklg 30,000 £000. 0 1.600 135.8 £2135.8 0.000
Inline Choke - InlChkS 30,000 14393, 5 2.175 82.5 1562 .4 Z.000
Inline Choke - InlChk7 30.000 1264.0 1.541 1093.8 23777 3.500
Inline Choks - InlChks in.ood 2244.38 1.571 1559.9 IED4.7 4.000
Joint - <no labels 30.000 4939.8 5.250 0.0 45999.8 D.ooo0
Joint - «<no labels 30.000 1493.3% 2.178 E2.5 1EG2.4 Zz.000
Joint - <no labels 0. 000 6000 .0 3600 136.8 £3315.8 0.o000
Joint - «ne label= 30,000 483.0 0,250 1931.9 2414.9 £.000
Joint = =no labels 30.000 2244.8 1.571 1559.9 iB04.7 4.000
Joint - <no labels in.ood 1284.0 1.541 1093.8 2377.7 3.500
Joint - <no labels in.ood E354.5 6164 0.0 63154 .5 0.000
Joint - EET-MANIFOLD 30.000 ZZBGE. 0D Z0.530 4983.3 ZTE45.8 15.500
Joint - F-EETT-01 30000 64997 T.425 62.5 £EE2.2 Z2.000
Joint - F-EKTT-02 30,000 16366.2 12,166 48921.4 Z1Z87.6 12,500
Joint - JT01 30,000 £354.5 6,164 0. £354.5 0.o00
Joint - JT2 in.oon 1284.0 1.541 1093.8 2377.7 3.500
Joint - JT3 in.ood 2244 .8 1.571 1559.89 iED4 .7 4.000
Joint - JT4 30.000 483.0 0.230 1831.9 2414.9 &€.000
Jaink - JTS 30,000 6000, 0 3.600 136.8 £31315.8 0.000
Joint - JT& 30,000 1433, 5 2.175 62.5 1562 .4 Z.000
Joint - JT7 30,000 45995.8 5.250 0.0 4898.8 0.000
Pipe - EKT-01 Pipe Line in.aad 6354.5 6.164 0.0 £354.5 D.000
Pipe - EKT-05 Pipe Line in.ood 1499.9 2.175 B2.5 1562.4 Z.000
Pipe - EKT-07 Pipe Line Io. ool 1284.0 1.541 1pai.8 2377.7 1.500
Bipe - EKT-09 Pipe Line 30,000 2244 .8 1.571 1EG3.3 2BED4 .7 4.000
Pipe - BEKT-14 Pipe Line 30,000 483.0 0.250 1931.9 2414.9 £.000
Pipe - EKT-17 Pipe Line 30,000 45995.8 5.250 0.0 4898.8 0. 000
Pipe - EKT-1% Pipe Line 30,000 e000.0 3.600 335.8 €£335.8 D.o0o
Pipe - EKT-Trunkline a1 io.oo0 64393.7 T.425 B2.5 &562.2 Z.000
Pipse - EKT-Trunkline 22 In. ool 16366.2 13_1a66 49214 212ZB7.6 131._500
Separator - CPF-B-208 EC 30,000 2ZBGE. T Z0.530 48983.3 2T7B45.8 15,500
Well - EKT-01 30,000 £354.5 6.164 0.0 £354.5 0.000
Well - EKT-07 30,000 1284.0 1.541 1093.48 2377.7 3,500
Well - EKT-0% 30,000 2244 .8 1.571 1559.9 3ED4.7 4.000
Well - EKT-14 30.000 4B83.0 0.230 1931.9 2414.9 &.000
Well - EKT-17 Io. ool 4999.8 5.250 0.0 4993.8 0.000
Well - EET-1% 30,000 E000. 0 3.600 135.8 £3315.8 0.000
Well - EKT-5 i0.0a0 1435, 5 2.178 B2.5 LEEZ. 4 Z.000
Label Revenue Mass Flow HC Mags Average 011 Average Gas Bverage
Rate Flow Rate Rate Rate Water Rate
MMUSE day 1lbm/sec lbm/sec aTB/day MMzcf /day STE/day
Inline Choke - Inlchkl o.00 24 .88 2488 6354.5 €.164 o.o
Inline Choke - InlChkld4 o.0d 15.45 5.47 4B83.0 0.z290 1231.9
Inline Choke - InlChkl7 0. a0 19.87 19.87 49949.8 5,250 o.a
Inline Choke - InlChkl% .00 23.52 21.7% &000.0 3,600 3135.8
Inline Choke - InlChks 0.0 .94 7.65 1499.9 2.175 82.5
Inline Choke - InlChk7 0.30 15.07 7.41 1264.0 1.541 1093.8
Inline Choke - InlChk? a.ad 18.488 i0.80 2244 .8 1.571 1559.93
Joint - «<no labels o.0d 13.8a7 13.87 4999._8 E.250 o.o
Joint - «no labéls .00 6.74 6.42 1499.9 2.17% 62.5
Joint - =no label= .00 23.52 21.79 &000.0 3,600 3135.8
Joint - <no labels a.00 1.74 1.75 483.0 0.290 1931.9
Joint - <no labels 0.00 16.38 B.32 2244.9 1.571 1559.9
Joint - <no labels 0.30 10.30 5.25 12B4.0 1.541 1093.8
Joint - «no labels o.od 24 .88 24886 63545 E.164d o.o
Joint - EET-MANIFOLD o.ad 123.60 97.85 2ZBBE.0 Z0.530 4983.9
Joint - F-EKTT-01 0.0 27.84 27.52 £499,7 7.425 £2.5
Joint - F-EKTT-02 a.a0 95.75 70,33 16366.2 13,168 4521 .4
Joint - JTO1 0.00 24 .86 24 .86 6354.5 €.164 o.o
Joint - JT2 9.30 15.07 7.41 1264.0 1.541 1093.8
Joint - JT3 a.ad 1A.486 i0.ad 2244.8 1.571 1853.93
Jaink - JT4 o.0d 15.45 5.47 4B83.0 0.290 1221.9
Joint - JTS 0.0 23,52 21.78 &000.0 2,800 1315.8
Joint - JT8 [ 7.58 7.65 14493.5 2.175 £2.5

86



Annexe B : Offtakes et résultats de calcul de GAP

e Les résultats de calculs de GAP, Scénario (2)

[ |
M:\Well Data , Brngineering\PETEX Workarea\ 208 Gap MNetworks\EKT Gap Model\EKT Production Metwork Restricted WCT Maxim

Hifraasds ARsEdd ARFEEHHHY
# RESULTE - DETAILED FOR ALL ITEMEZ
HEFRAASEHE ARRFSEHH ARAFSEHHHE
Title: Production
System type: Producticon
optimisation method: Praduction
PVT model: Black il
Pradiction: On
Prediction method: Pressure and temperature
Wax or Hydrate warning: Off
Water Vapour: Mo Calculations
Temperaturs Model: Rough approximation
Caloulate Well Choke DeltaT: Off
Use Default Correlation: Off
Label Gaslife 0il Rate Gas Rate Water Rate
available
MMscE/day STE/day MMsaf /day STR/day
Inline Choke - Inlchkl in.o0o0 E909.6 6.702 n.o
Inline choke - Inlchkl4 In.aoo 500.5 0.300 Z0Dz.0
Inline Choke - InlChklT7T 0,000 4993.8 §.250 0.0
Inline Choke - InlChkl% 30,000 a.o 0.00g n.q
Inline Choke - InlChkS 30.000¢ 1500.1 2.175 62.5
Inline Choke - InlChkT 3n.00¢ 1359.1 1.631 1157.%
Inline Choke - InlChk® in. 000 2380.7 1.674 1661.3
Joint - <no labels in.o0oo 4993.8 5.250 o.ao
Joint - <no labels In.oon 1500.1 2.175 E2.5
Joint - <ne label= I0.000 0.0 0.000 0.0
Joint - =no labels 30,004 500.5 0.300 2002.0
Joint - <no labels 30.000 2390.7 1.674 1661.3
Joint - <no labels in.oog 135%9.1 1.631 1157.7
Joint - <no labels in.go0 E903.6 €.702 0.0
Joint - EET-MANIFOLD 0. 000 176549.7 17732 ABBI &
Joint - F-EETT-01 30,000 E499.8 T.425 B2.5
Joint - F-EKTT-02 30,000 11159.% 10.307 4821.1
Joint - JTO1 30,000 909,46 g.702 .0
Joint - JTZ2 30.000 1359.1 1.631 1157.7
Joint - JT3 in.o0oo 2390.7 1.674 1661.3
Jalnt - JT4 0. ool 500.5 0.300 Z0Dz. 0
Jaink - JT: 30,000 [ 0.000 0.0
Jaint - JT& 30.000¢ 1500.1 2.175 62.5
Joint - JTT 30.000 4999.48 5.250 .0
Pipe - EKT-01 Pipe Line in.0o0 £303.5 6.702 0.0
Pipe - EKT-05 Pipe Line in.g00 1500.1 2.175 62.5
Pipe - EKT-07 Pipe Line io.o0oo 1359.1 1.631 1157.7
Pipa - EHT-09 Pips Line 3. 000 2390.7 1.674 lE61.3
Pipe - EKT-14 Fipe Line 30.00¢ 500.5 0.200 2002.0
Fipa - EKT-17 Fipe Line 30,000 45955.3 5.250 0.0
Pipe - EKT-1% Pipe Line 30.000 0.d 0.00a n.0
Fipe - EKT-Trunkline 01 in.ood £4939.8 7.425 62.5
Pipe - EKT-Trunkline 202 0. 000 11159.9 10,307 4B21.1
Separator - CPF-B-208 SC 0. 000 17659.7 17732 4BR3 &
Well - EET-01 30.000¢ E909.6 6.702 0.0
Well - EKT-07 30,000 1359.1 1.6831 1157.7
Well - EKT-0% in.000 2330.7 1.674 1661.3
Well - EKT-14 30.000 500.5 0.300 2002.0
Well - EKT-17 in.ooo 4999.8 5.250 0.0
Well - EKT-1% 0. 000 [ 0.000 0.0
Well - EKT-%5 30,000 1500.1 2.175 62.5
Label Revenue Maszs Flow HC Mass Average 211
Rate Flow Rate Rate
MMUS 5/ day lbm/sec lbm/sec STH/day
Inline Choke - Inlchkl 0.0 27.03 27.03 €909.8
Inline Choke - InlChkl4 a.00 15.88 5.583 E00.5
Inline Choke - InlChkl7 0.0 19.a7 19._a7 4999.8
Inline Choke - InlChkl% 0.0 0.00 0.a0 0.0
Inline Choke - InlChkS .00 T.598 T.65 1500.1
Inline Choke - InlchkT a.00 13.70 7.72 131589.1
Inline Choke - InlChk3® a.00 19.32 11.34 2390.7
Joint - «ne labels. o.od 19.a7 19._a7 4599 ._8
Joint - =no labels 0.0 6.74 6.42 1500.1
Jeint - =nc label= Q.00 .00 Q.00 0.0
Joint - <no labels .00 12.15 1.82 500.5
Joint - <no labels .o 17.45 B.86 2390.7
Joint - =no labels a.00 11.54 5.55 1159.1
Joint - <no labelw Q.40 27.03 27.03 E909.8
Joink - EKT-MANIFOLD a. oo 104 .37 79.14 176597
Joint - F-EKTT-01 .00 27.84 27.52 £499.48
Joint - F-EKTT-02 .00 TR.53 51.62 11159.9%
Joint - JTOL a.00 27.03 27.03 €909.6
Joint - JT2 0.0 13.70 7.72 1359.1
Jalnt - JT3 0.0 19.92 11.34 2390.7
Jaink - JT4 a.00 15.88 5.53 E0D.&
Joint - JT% Q.00 .00 .00 0.0
Joint - JT& 0.0 7.58 .65 1500.1
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Annexe B : Offtakes et résultats de calcul de GAP

Flow régime dans le trunkline (FEKTT2-CPF)

Di:tlgﬁce Elevation Pressure Temperature Gradient Holdup Regime Heat Transfer
(m) TVD (m) (Barg) (Deg C) (Bar/m) (BTU/h/ft2/F)
13.00 -13.00 68.30 47.23 WellHead
1283.30 -14.00 64.37 43.85 0.0031 0.54 Slug Flow 4
1852.70 -14.50 63.04 42.54 0.0023 0.53 Slug Flow 4
2203.20 -15.50 61.87 41.78 0.0034 0.52 Slug Flow 4
2422.20 -15.50 61.36 41.33 0.0023 0.52 Slug Flow 4
2641.20 -16.00 60.61 40.89 0.0034 0.52 Slug Flow 4
2889.40 -17.30 60.39 40.21 0.0009 0.63 Slug Flow 4
3166.80 -17.60 60.32 39.49 0.0003 0.59 Strat Wavy 4
3327.50 -19.60 60.11 39.09 0.0013 0.63 Slug Flow 4
3721.70 -25.00 59.58 38.17 0.0013 0.63 Slug Flow 4
4115.90 8.30 59.80 37.39 -0.0006 0.22 Strat Wavy 4
4305.70 10.60 59.81 37.00 0.0000 0.36 Strat Wavy 4
4378.70 -3.60 59.01 36.86 0.0108 0.58 Slug Flow 4
4641.60 3.40 59.05 36.36 -0.0001 0.28 Strat Wavy 4
4729.20 11.10 59.10 36.20 -0.0006 0.19 Strat Wavy 4
5006.60 10.30 59.00 35.72 0.0004 0.62 Strat Wavy 4
5269.40 10.30 58.94 35.29 0.0002 0.57 Strat Wavy 4
5634.40 12.90 58.93 34.72 0.0000 0.42 Strat Wavy 4
5868.10 21.20 58.81 34.49 0.0005 0.46 Strat Wavy 4
6130.90 11.60 57.61 34.24 0.0045 0.49 Slug Flow 4
6408.30 16.80 57.23 33.98 0.0014 0.50 Slug Flow 4
6568.90 17.10 56.85 33.83 0.0023 0.50 Slug Flow 4
6714.90 7.30 55.94 33.71 0.0063 0.47 Slug Flow 4
7138.30 7.00 54.87 33.35 0.0025 0.49 Slug Flow 4
7313.60 9.10 54.54 33.21 0.0019 0.48 Slug Flow 4
7459.60 5.70 53.84 33.09 0.0048 0.47 Slug Flow 4
7576.40 5.50 53.80 32.97 0.0003 0.59 Strat Wavy 4
7795.40 13.20 53.83 32.73 -0.0002 0.28 Strat Wavy 4
8846.70 8.30 52.83 31.76 0.0009 0.59 Slug Flow 4
9080.30 12.40 52.85 31.57 0.0000 0.31 Strat Wavy 4
9167.90 8.30 52.58 31.50 0.0030 0.59 Slug Flow 4
9313.90 10.40 52.58 31.39 0.0000 0.37 Strat Wavy 4
9343.10 6.00 52.33 31.37 0.0086 0.57 Slug Flow 4
9386.90 6.30 52.33 31.34 0.0001 0.42 Strat Wavy 4
9751.90 -22.90 50.51 31.08 0.0050 0.59 Slug Flow 4
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Annexe B : Offtakes et résultats de calcul de GAP

Flow régime dans le trunkline (FEKTTO01-CPF)

Di:tlz'::ce Elevation Pressure Temperature Gradient Holdup Regime Heat Transfer
(m) TVD (m) (Barg) (Deg C) (Bar/m) (BTU/h/ft2/F)
13.00 -13.00 63.86 47.22 WellHead
1283.30 -14.00 62.51 37.97 0.0011 0.53 Strat Wavy 4
1852.70 -14.50 62.18 35.16 0.0006 0.55 Strat Wavy 4
2203.20 -15.50 61.95 33.84 0.0007 0.59 Strat Wavy 4
2422.20 -15.50 61.83 33.14 0.0005 0.54 Strat Wavy 4
2641.20 -16.00 61.69 32.53 0.0006 0.58 Strat Wavy 4
2889.40 -17.30 61.55 31.68 0.0006 0.77 Slug Flow 4
3166.80 -17.60 61.52 30.91 0.0001 0.66 Strat Wavy 4
3327.50 -19.60 61.32 30.55 0.0013 0.77 Slug Flow 4
3721.70 -25.00 60.78 29.83 0.0014 0.77 Slug Flow 4
4115.90 8.30 60.22 29.35 0.0014 0.24 Strat Wavy 4
4305.70 10.60 60.19 29.15 0.0001 0.17 Strat Wavy 4
4378.70 -3.60 59.07 29.08 0.0154 0.77 Slug Flow 4
4641.60 3.40 59.03 28.87 0.0002 0.13 Strat Wavy 4
4729.20 11.10 58.92 28.81 0.0012 0.21 Strat Wavy 4
5006.60 10.30 58.81 28.64 0.0004 0.78 Strat Wavy 4
5269.40 10.30 58.79 28.51 0.0001 0.53 Strat Wavy 4
5634.40 12.90 58.75 28.38 0.0001 0.20 Strat Wavy 4
5868.10 21.20 58.05 28.33 0.0030 0.62 Strat Wavy 4
6130.90 11.60 55.71 28.28 0.0089 0.61 Slug Flow 4
6408.30 16.80 55.54 28.24 0.0006 0.29 Strat Wavy 4
6568.90 17.10 55.46 28.22 0.0005 0.48 Strat Wavy 4
6714.90 7.30 53.83 28.20 0.0112 0.60 Slug Flow 4
7138.30 7.00 53.58 28.16 0.0006 0.51 Strat Wavy 4
7313.60 9.10 53.48 28.14 0.0006 0.33 Strat Wavy 4
7459.60 5.70 52.33 28.13 0.0078 0.58 Slug Flow 4
7576.40 5.50 52.30 28.12 0.0003 0.74 Strat Wavy 4
7795.40 13.20 52.09 28.10 0.0009 0.31 Strat Wavy 4
8846.70 8.30 51.57 28.04 0.0005 0.73 Slug Flow 4
9080.30 12.40 51.53 28.03 0.0002 0.15 Strat Wavy 4
9167.90 8.30 51.07 28.03 0.0053 0.85 Strat Wavy 4
9313.90 10.40 51.04 28.03 0.0002 0.16 Strat Wavy 4
9343.10 6.00 50.69 28.03 0.0122 0.73 Slug Flow 4
9386.90 6.30 50.68 28.03 0.0001 0.21 Strat Wavy 4
9751.90 -22.90 48.01 28.02 0.0073 0.72 Slug Flow 4
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