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Abstract

During hydraulic fracturing treatment, huge quantities of gel are pumped into the formation
to initiate the fracture, maintain it open and transport the proppant. The fracture dimensionless
conductivity (Fcd) is a key parameter to optimize the fracturing design, to estimate the

productivity Index (PI) and the folds of increase (FOI).

However, these parameters are affected by the gel residues which decrease the fracture
conductivity; thus, the proppant cleanup is a very important step to avoid additional damage
caused by fracturing fluid due to high gel concentration and the extended time of gel staying in

the fracture before cleanup.

Throughout the life of Hassi Messaoud, Algeria field, hydraulic fracturing technique has been
aggressively used mainly in four producing formations in the Cambrian, with hard formation
characteristics, an average permeability range and low reservoir pressure (0.15 — 0.45 psi/ft) and

high stress value between 6,000 psi and 9,000 psi.

In this work an experimental simulation is applied using a self-made cell to determine the
effect of different parameters on the fracture conductivity under various bottom-hole conditions
where different variables were used: effect of Proppant type, guar gel concentration,
temperature, breaker concentration and closure pressure at extended time. An important drop in
fracture conductivity was observed varied between 10% to 80% under stresses at interval of
2,000 psi and 8,000 psi, gel concentration up to 200 1b/1000 gal at extended time and

temperature.



Résumé

Pendant I’exécution de fracturation hydraulique, d'énormes quantités de gel sont pompées
dans la formation pour initier la fracture, la maintenir ouverte et transporter le proppant. La
conductivité sans dimension de la fracture (Fcd) est un paramétre clé pour optimiser la
conception de la fracturation, pour estimer l'indice de productivité (PI) et le Folds Of Increase
(FOI).

Cependant, ces paramétres sont affectés par les résidus de gel qui diminuent la conductivité
de la fracture ; ainsi, le nettoyage du proppant est une étape trés importante pour éviter des
dommages supplémentaires causés par le fluide de fracturation en raison de la concentration
élevée de gel et du temps prolongé de gel restant dans la fracture avant le nettoyage. Pendant
toute la durée de vie du champ de Hassi Messaoud, en Algérie, la technique de fracturation
hydraulique a été utilisée de maniére agressive, principalement dans quatre formations
productrices du Cambrien, avec des caractéristiques de formation dure, une gamme de
perméabilité moyenne et une faible pression de réservoir (0,15 - 0,45 psi/ft) et une valeur de

contrainte élevée entre 6 000 psi et 9 000 psi.

Dans ce travail, une simulation expérimentale est appliquée a I'aide d'une cellule fabriquée
pour déterminer I'effet de différents parameétres sur la conductivité de la fracture dans diverses
conditions de fond de trou ou différentes variables ont été utilisées : effet du type de proppant,
concentration de gel de guar, température, concentration de briseur et pression de fermeture au
temps prolongé. Une chute importante de la conductivité de la fracture a été observée, variant
entre 10 % et 80 % sous des contraintes a intervalle de 2 000 psi et 8 000 psi, une concentration

de gel allant jusqu'a 200 Ib/1000 gal a temps et température prolongés.
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Introduction générale

L’exploitation optimale de réserves souterraines de pétrole et de gaz, nécessite le maintien
des taux élevés de la production d’huile. La structure originale de certains réservoirs
d'hydrocarbures ne permet pas I'exploitation des gisements. C'est le cas des réservoirs de
schistes, des réservoirs compacts et des réservoirs endommages par des dépbts minéraux et
organiques lors de la production de pétrole (Ricardo Jesus Soto Maldonado, 2019).

Cela entraine une réduction sensible de la perméabilité et de la productivité du puits. C'est
ainsi qu'une stimulation de réservoir est nécessaire particulierement par fracturation
hydraulique, dans le but d'améliorer la productivité ou de restaurer I'état initiale des roches
réservoirs, par la création d’un drain perméable s'étendant le plus loin possible dans la formation
de maniere a faciliter I'écoulement de fluide vers le fond du puits.

La fracturation hydraulique est une technique qui consiste a injecter un fluide visqueux sous
une pression supérieure a la pression de fracturation du réservoir et un débit supérieur au débit

de filtration de ce fluide dans la roche (Economides, Michael J., 2000).

La conductivité de la fracture est I’'un des paramétres qui conditionnent la réussite de la
fracturation hydraulique, elle représente un parametre clé pour optimiser la conception de la
fracturation, pour estimer l'indice de productivité (PI) et le Folds Of Increase (FOI). La
conductivité de la fracture est affectée par les conditions de fond (température, contraintes,
fluides, etc.) qui réduisent sa valeur et par la suite la conductivité de la fracture adimensionnelle
(Fcd) diminue (Penny, 1987). Comment ces facteurs affectent la conductivité ? Comment peut-
on optimiser ce paramétre ?

Le but de ce travail consiste a étudier les facteurs affectant la perméabilité du Proppant Pack
dans le laboratoire en simulant les conditions de réservoir par la mise au point d'un nouveau
dispositif pour I'étude de la conductivité du Proppant Pack apres 1’application du stress. Cette

étude est renforcée par des analyses de la rhéologie du fluide de fracturation a base de polymere.

Cette theése est constituée de deux parties :

La partie théorique contient trois chapitres :

Le premier chapitre présente une vue d'ensemble des technologies de I’agents de
souténements actuels, y compris les différents types, compositions et formes, ainsi que les

procédures de mesure de la conductivité des agents de soutenement.
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Dans le deuxiéme chapitre, les processus physiques liés a la fracturation hydraulique sont
discutés et leurs effets sur les processus sont analysés. Ensuite, les modéles numériques
historiques pour la fracturation hydraulique sont passés en revue, les avantages et les

inconvénients des différentes méthodes numériques sont soulignées.

Dans le troisieme chapitre, les types, le role du fluide de fracturation et ses additives sont
discutés. La rhéologie du fluide de fracturation et I’endommagement associe sont également

examinés.

La partie pratique est consacré a la réalisation des expériences de mesure de la conductivité
de Proppant Pack dans le laboratoire en simulant les conditions de réservoir et mesures de
viscosité du fluide de fracturation dans des différentes conditions de fond.

Dans le quatrieme chapitre, une simulation expérimentale est appliquée a I'aide d'une cellule
autoportée pour déterminer I'effet de différents parameétres sur la conductivité de la fracture dans
diverses conditions de fond de trou ou différentes variables ont été utilisées : effet du type de
proppant, concentration de gel de guar, température, concentration de briseur et pression de

fermeture au temps prolongé.
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|.Chapitre |
Bibliographie sur les agents de soutenement
et la conductivité des fractures
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-Chapitre I Bibliographie sur les agents de soutenement et la conductivité des fractures

I.1. Introduction

L’agent de souténement, tel que défini dans " The Schlumberger Oilfield Glossary " (1998),
est constitué de particules d'une taille, généralement comprise entre 8 et 140 mesh (106 um-2,36
mm), qui sont mélangées au fluide de fracturation afin de maintenir les fractures ouvertes apres

une fracturation hydraulique.

Les agents de souténement sont placés dans la fracture pour maintenir le chemin
d'écoulement apres que la pression a été relachée. lls fournissent une conductivité d'écoulement
suffisamment importante pour minimiser les pertes de pression dans la fracture pendant la

production.

L'optimisation de la zone de fracture conductrice est essentielle, car les performances du puits
stimulé dépendent directement de la possibilité de produire des hydrocarbures a partir de cette

Zone.

La performance de I’agent de souténement est affectée par de nombreux facteurs. Il s'agit
notamment des propriétés de 1’agent de soutenement lui-méme, des propriétés de la formation
ainsi que du systeme de transport. La mesure de la performance des agents de souténement avant
de réaliser une fracturation hydraulique, en suivant les normes qui ont été établies par 1’ISO et

I’ API, peut donner des avantages a I'opération de stimulation.

Ce chapitre présente une vue d'ensemble sur 1I’agents de souténements actuels, y compris les
différents types, compositions et formes, les nouvelles technologies d'organisation des agents

de souténements au fond de puits.

Enfin, le chapitre met en lumiere les défis actuels et souligne les besoins de développement
de nouveaux agents de soutenements pour les ressources conventionnelles et non

conventionnelles.

I.2. Histoire des agents de soutenement

En 1940, les premiers traitements expérimentaux de fractures dans l'industrie pétrolieres

n‘utilisaient pas des agents de soutenement (Figure 1-1).

L'un des premiers agents de souténement utilisés dans les années 1950 était le sable dragué

dans la riviere Arkansas.
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-Chapitre I Bibliographie sur les agents de soutenement et la conductivité des fractures

En 1958, des carriéres de sable "brun™ ont été ouvertes dans la formation de grés de Hickory,

pres de Brady, au Texas.

1985
1982 Un agent de
Introduction de ~ Soutenement en
1970s proppant de ceramique légere
Invention des  résistance _(LWS)_a ot
agents de intermédiaire introduit.
1958 souténement  (ISP) et de sable
“brown” en céramique enrobé de résine
Sable (RCS)
1950
Sable dragué
de lariviére
Arkansas

Figure I-1 Evolution de I'agent de souténement

En 1979, la premiére génération des agents de soutenement céramique a été introduite sur le
marché par Exxon Production Research pour l'usage exclusif de la fracturation des puits de gaz

profonds.

En 1982, on a introduit I'Intermediate Strength Proppant (ISP). Les nombreux problémes liés
a la fragilité du quartz ont conduit a la mise au point des agents de soutenements a base de sable
enrobé de résine (RCS), qui utilisent un revétement de résine phénolique pour encapsuler chaque
grain de sable.

Tableau I-1 Catégories et types de Agents de souténements

Source : Catégorie Type

Sable d'Ottawa
Naturel Sable

Bradly Sand

Sable enrobé de résine

Agents de souténement

i Agents de souténement ultra-léger
Synthétique MOIHEs

Agents de souténement Rod-Shaped

Bauxite frittée
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Agents de souténement en Agents de souténement céramique de résistance intermédiaire

céramique

Agents de soutéenement céramique léger

En 1985, le premier agent de soutenement en céramique légére (LWC) a été introduit. Il existe
aujourd'hui plus de 50 types de produits de soutenement différents, disponibles dans une variété
de maillages. Cependant, la plupart d'entre eux peuvent étre classés dans I'une des catégories de

Agents de souténements mentionnées dans le (Tableau 1-1).

1.3. Types des agents de soutenements

Les deux principales catégories des agents de souténements utilisées aujourd'hui sont les

sables naturels et les agents de souténements en céramique ou en bauxite synthétique.

1.3.1. Sable
Les sables d'Ottawa et de Brady sont les sables de fracturation les plus utilisés dans l'industrie
pétroliére et gaziere. 1ls sont communément appelés " bruns " et " blancs " en fonction de la
couleur primaire du sable (APl RP 58, 1995).

En Algeérie, le sable n'est pas utilise en raison des valeurs élevées des contraintes

(généralement plus de 6000 psi), en particulier dans le champ de Hassi Messaoud (Figure 1-2).

12,000
10,000

8,000

6,000
4,000
2,000
0

=]

E 5 £E 5 E § £ £ § 2 2 2 2 2 2 £ 2 2 2 L gL 2 22 2 g g g2 g g g ezggegze

Pression (psi)

Hassi Messaoud Hassi Berkine In Amenas

Figure 1-2 Valeurs des pressions de fermetures dans des champs pétroliers en Algérie

1.3.1.1. Sables d'Ottawa
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La plupart du sable d'Ottawa est extrait de formations géologiques de la région du Midwest

des Etats-Unis. Les sables " blanc ", " Jordan " et " nordique " sont d'autres noms utilisés pour
identifier le sable d'Ottawa (APl RP 56, 1983).

Figure 1-3 Grains de sable d'Ottawa (Assem, A.l et al, 2017)
Les sables d'Ottawa sont considérés comme les sables de fracturation de la plus haute qualité

(Figure 1-3). lls sont disponibles dans des tailles allant de 12 & 70 mesh avec une densité de
particules d'environ 2,65 (Hoaberg, R.K et al, 1978).

1.3.1.2. Sables de Brady
Le sable de Brady est plus foncé que celui d'Ottawa et est donc souvent appelé sable "brun™
(Figure 1-4). Il est généralement moins colteux et largement utilisé. Le sable Brady est
disponible en mailles de 8/12 a 20/40 (Blot, M.A et al, 1985).

Figure 1-4 Grains de sable brady (Blot, M.A et al, 1985)
1.3.2. Agents de souténement en céramique

v

L’agent de souténement en céramique a été fabriqué a partir de la bauxite, il est largement
supérieur aux agents de souténement en sable en termes de capacité a résister a des contraintes

de fermeture élevées, qui peuvent atteindre 10 000 psi.

Page 22 de 205



-Chapitre I Bibliographie sur les agents de soutenement et la conductivité des fractures

L’agent de souténement céramique a une meilleure conductivité de la formation

(Economides, 2009). Malgré son cout élevé, I’agent de souténement céramique est utilisé pour

sa grande stabilité thermique et chimique.

En Algérie, les agents de souténement en céramique sont largement utilisés, comme le montre
la (Figure 1-6) et (Figure 1-8), en raison de leur perméabilité retenue élevee (Assem, A.l, al,
2017).

1.3.2.1. Bauxite frittée (Sintered bauxite)

Sintered bauxite est le premier agent d'étayage a base de céramique a haute resistance (Figure
I-5). Ces produits sont fabriqués a partir de minerais a haute teneur en alumine, qui sont
granulés, séchés et cuits dans un four pour produire une structure cristalline solide (Fitzgibbon,
J.J, 1984).

Figure 1-5 Bauxite frittée (par Sintex Agents de souténements) (Fitzgibbon, J.J, 1984)
Les agents de soutenements a base de bauxite frittée contiennent du corindon, l'un des

matériaux les plus durs connus, et offrent la plus grande résistance pour les puits profonds a

fortes contraintes et températures (Tableau 1-2) (Fitzgibbon, J.J, 1984).

Tableau I-2 Caractéristiques de la bauxite frittée

Type Teneur en alumine G,rg\{ltes Ron(’je_U r ?t Résistance | Codt Tailles
spécifiques sphéricité
Bf"r":::g;e 80 - 85% 340uplus | Excellent | >10000psi | Haut | 12-70mesh

En Algérie, ce type d'agent de souténement est de plus en plus utilisé, notamment dans les
champs de Hassi Messaoud, d'In Amenas et d'Ohaned, en raison de sa grande résistance et de

sa conductivité retenue élevée (Figure 1-6) (Fitzgibbon, J.J, 1984).
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Figure 1-6 Agents de soutenement en Bauxite utilisées dans les différents champs pétroliers en Algérie

1.3.2.2. Agents de souténement de résistance intermédiaire

VA

WL

Figure 1-7 Agents de souténement ISP (par Saint Gobain) (Assem, A.1, al, 2017)
Les agents de souténements a résistance intermédiaire (ISP) (Figure 1-7) sont d'abord broyés

pour obtenir une taille de particule inférieure a 15 pum, puis formés en granulés a l'aide d'eau et
de liant dans un mélangeur a haute intensité. Apres séchage, les granulés sont cuits dans un four
pour produire une structure cristalline solide. (Tableau I-3) (Assem, A.l, al, 2017).
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Tableau I-3 Caractéristiques des Agents de souténements a résistance intermédiaire

Type Teneur en alumine | Gravités spécifiques | Résistance Tailles

Agents de souténement
a résistance 70 - 75% 29-33 8000-12000psi | 16 -70 mesh
intermédiaire

En Algérie, ce type est utilisé dans certains champs ou la contrainte effective appliquée sur
le proppant est faible par rapport aux autres champs, notamment dans les champs de Hassi

Berkine, Ohaned et Tin Fouye (Figure 1-8).

250,000

200.000

Quantité d'agent de souténement (Ibs)

150,000
100.000
50,000 ‘ ‘ ‘
.I|.III|| | || I
I R R =]
=

= = R o [ T =
ﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁﬁ mmmmmmr-lmmmmmm

Hassi Berkine 2019 Ahnet 2019 Hassi Ahnet 2018
Berkine 2018

= 20/40 ISP, Ib 16/30 ISP, Ib

Figure 1-8 Agents de souténement en céramique de résistance intermédiaire utilisées dans les différents champs pétroliers
en Algérie

1.3.2.3. Agents de soutenement en céramique léger

Les agents de souténements a base de céramique legére (LWC) contiennent une grande
quantité de mullite, un matériau dur a base d'alumine et de silicate (Figure 1-9) (Aboud, R.S et

al, 2018).
Tableau 1-4 Caractéristiques des Agents de souténements LWC (Aboud, R.S et al, 2018).
Type Teneur en alumine | Gravités spécifiques Résistance Tailles
Agents de souténement 45 - 50% 2.55-2.71 6 000 - 10 000 psi 12 - 70 mesh
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LwC

Figure 1-9 Agents de souténement LWC (par Carbo Ceramics Inc.)

Leur application est dans les formations peu profondes, a faible contrainte de fermeture, ou
la production pouvait étre améliorée en augmentant la conductivité des fractures au-dela de celle
fournie par les agents de soutenements a base de sable ou de sable enrobé de résine (Tableau
I-4) (Aboud, R.S et al, 2018).

1.3.3. Agents de souténement modifié
1.3.3.1. Resin-Coated

Les problemes associés a la rupture fragile des sables ont conduit au développement de
Agents de soutenements enrobés de résine dans lesquels des revétements de résine sont utilisés

pour encapsuler chaque grain.

Le but de I'enrobage est de renforcer la résistance des grains en améliorant leur sphéricité et
leur rondeur en réduisant leur angularité. 1l s'agit également de réduire la migration des fines

particules broyées en les piégeant dans I'enrobage.

Les types de polyméres les plus couramment utilisées sont Résine époxy, Résine de furanne
et Polyester.

Le principal inconvénient du revétement en résine est sa tendance a avoir de faibles
températures de ramollissement ou de dégradation par rapport aux matériaux inorganiques parce

gue le matériau de revétement est constitué de polymeres.

1.3.3.2. Agents de soutenement enrobé de résine pré-durcie
Les agents de soutenements pré-durcis (Figure 1-10) sont ceux dont le revétement de résine

est entierement durci par le fabricant.
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Figure 1-10 Agents de soutenement pré-durci enrobé de résine (par Santrol)

La principale application de ce type est d'améliorer les performances du noyau a des niveaux
de contrainte plus élevés. Le revétement de résine encapsule également les grains des agents de

soutenement, empéchant la migration des fines créées pendant la production.

1.3.3.3. Agents de soutenement enrobés de résine durcissable
Les revétements des agents de soutenements durcissables ne sont que partiellement durcis
lors de leur fabrication. Ils sont utilisés dans les zones de production qui, autrement, ont tendance

a refouler les agents de soutenement pendant les opérations de production.

Figure 1-11 Agents de soutenement enrobé de résine durcissable (par Santrol)

Le revétement durcissable lie les grains des agents de souténement entre eux apres gu'ils aient
été placés dans la formation pour former un paquet consolidé, qui résiste au reflux des agents
de souténement. lls sont pompés a la fin d'une opération, ce qui est souvent appelé Resin-Coated
Tail-in stage (Figure 1-11).

1.3.3.4. Agents de soutenement Ultralégers
Cette catégorie commercialisée en 2004 présente a la fois une faible gravité spécifique et les
propriétés mécaniques requises. lls sont préférés dans certaines applications car ils réduisent

leur tassement et nécessitent une faible viscosité du fluide pour étre transportés et permettent
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d'augmenter la longueur des fractures. Ils peuvent étre placés efficacement en utilisant de
simples Slick-water (Aboud, R.S et al, 2018).

Figure 1-12 Agents de soutenement ultralégers (yprop = 2,02 & yprop = 1,25) fabriqués a partir de particules céramiques
poreuses enrobées de résine (par BJ Services Company) (Aboud, R.S et al, 2018).

Des développements ultérieurs ont permis de produire d'autres agents de souténements
ultralégers avec des densités (yprop) de 2,02, 1,50 et 1,054 (Figure 1-12) (Aboud, R.S et al, 2018).

1.3.3.5. Agents de soutenement Rod-Shaped
Les agents de soutenement non conventionnel Rod-Shaped a été présenté pour la premiere
fois par McDaniel et al. (2010) (Figure 1-13) (Abdelhamid et al, 2013).

Figure 1-13 Agents de souténement Rod-Shaped (McDaniel et al., 2010).
La forme allongée offre une plus grande plage de tassement et aide a réduire I'effet de

turbulence pendant le transport des agents de soutenement dans le systéme hydraulique. Elle

minimise donc les pertes par frottement, comme le soutiennent (Abdelhamid et al, 2013).

1.4. Conductivité des fractures

La conductivité de la fracture définit le chemin conducteur fourni par le matériau des agents
de soutenement pour améliorer la productivité (APl RP 61, 1989).

Fracture conductivity = Kf xW -1
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D’ou W et Kt sont la largeur et la perméabilité de la fracture respectivement. Elle est

généralement exprimée en millidarcy-feet (md-ft) et constitue un parameétre essentiel la
conception du design de la fracturation hydraulique. Ainsi, la conductivité de la fracture peut
étre considéréee comme la capacité volumétrique de la fracture a transmettre les fluides du

réservoir.

Darcy (1856) a montré que la chute de pression a travers les milieux poreux est
proportionnelle a la vitesse du fluide :
AP  pv 1-2
L &k
Ou Ap/L est la perte de charge par unité de longueur de Pack des agents de souténement, p

est la viscosité du fluide, v est la vitesse superficielle du fluide et k est la perméabilité.

1.4.1. Effet de turbulence
L'équation fonctionne pour un écoulement laminaire, pour un nombre de Reynolds inférieur
a 1 tel que mesuré dans le milieu poreux (Barree, R.D et al, 2003). Le nombre de Reynolds est

donné par:

_ ka,npv
u

Nge 1-3

Ou ken est la perméabilité nominale (dans des conditions d'écoulement de Darcy) en m? , B
est le coefficient de résistance inertielle a I'écoulement en m™ , v est la vitesse du fluide aux
conditions du réservoir en m/s, p est la viscosité du fluide aux conditions du réservoir en Pa.s,
et p est la masse volumique du fluide en écoulement en kg/m® (Blair, K., 2015). La valeur de

est obtenue a partir de :

B = (1x108) -4

(kg
Ou a et b sont obtenus a partir de Cooke (1973). Aux vitesses turbulentes, les gradients de
pression deviennent proportionnels au carré de la vitesse comme représenté par I'équation de

Forcheimer:

Ap wv

s _ 2
i k+ﬁpv
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La Figure 1-14 fournit un exemple de la nécessité de définir la conductivité de la fracture

dans des conditions d'écoulement inertiel et multiphasique si elles existent dans la fracture.

Conditions d'essai :

4002

4000

EJ Jordan Sand + Agents de soutenements

Ml Fresim Soated Sand 20/40 a 2Ib/pied carré,

30001 [ Light Weight Geramic

6500 psi, 225°F
2000+ - Pour une hauteur de
fracturation de 50 pieds a

deux ailes et un BHFP de 300
psi :

Conductivity (md-ft)

1000 1

- Conductivité de référence :
65 MSCFD gaz sec

- Vitesse non-darcy : 1
MMSCFD sec a Multi phase :
avec 10 BWPD

Figure 1-14 Impact de I'écoulement non-darcy et multiphasique sur la conductivité mesurée des fractures (Cinco, L.H et
al, 1981)
1.4.2. Conductivité de la fracture adimensionnelle (CfD)
Le bénéfice potentiel de productivité de la fracture est contrdlé a la fois par la capacité de la
formation a fournir des fluides dans la fracture et par la capacité de la fracture a produire les

fluides dans le puits de forage (Brannon, H.D et al, 1991).

De nombreux termes légérement différents sont utilisés pour définir la capacité relative. Le

terme le plus courant est celui de conductivité de la fracture adimensionnelle (CfD) :

ka
CfD == k_xf
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Ou K est la perméabilité de la formation en md, ks est la permeabilité de la fracture en md, w

est la largeur de la fracture étayée en ft, et xs est la demi-longueur de la fracture en ft (Brannon,
H.D et al, 1991).

Dans une complétion idéale, la longueur et la conductivité de la fracture doivent étre
équilibrées pour maximiser la production, comme expliqué au chapitre 1l. Une valeur de
conception de CfD sera déterminée afin de fournir une optimisation physique de la performance
de la fracture et un équilibre économique entre la capacité d'écoulement de la fracture et la

capacité potentielle de livraison du réservoir dans la fracture (Brannon, H.D et al, 1991).

La valeur optimale du CfD pour maximiser physiquement la production pour la plupart des
opérations de fracturation est de 1,6 (pour les formations de perméabilité moyenne a élevée),
mais elle peut étre plus élevée dans les réservoirs de perméabilité inférieure (Bennion, D.B et

al, 1993).
10
9
8 |
7 - 0.8 ==
9
e 57 0.7 =
>
3 5]
£
z 0.5 —
= 44
B
E 3 a3
o
2 0.1 ==
1
0 T T T T
0.1 1.0 10 100 1000 10000

Relative capacity-RC = RCF
Figure I-15 Graphique d'augmentation de la productivité (Bennion, D.B et al, 1993)
Tannich et Nierode (1986) ont présenté les impacts de la "capacité relative” de la fracture et
de la pénétration pour les puits de gaz. Comme le montre la Figure 1-15 le rapport de l'indice

de productivité est fourni en fonction de la conductivité relative de I'écoulement non-darc.
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Figure 1-16 Tracé des plis d'accroissement du taux de production (d'apreés Prats, 1961)

Pour une solution en régime permanent Prats (1961) a défini le concept de rayon de forage

équivalent d'un puits fracturé comme le montre la figure suivante Figure 1-16.

La Figure 1-16 montre que pour une faible valeur de CfD < 1, le rayon effectif du puits de

forage (r'w) peut étre approximé pa :

k:w
r,’,V=O.25fT -7

Et pour le cas d'une conductivité de fracture infinie (c'est-a-dire CfD — ), telle qu'il n'y a
pas de chute de pression significative dans la fracture, le rayon effectif du puits de forage peut

étre approximé par :

Ty = 0.5x¢ 1-8

I.5. Test de conductivité des fractures
L'American Petroleum Institute (API) a défini des procédures d'essai en laboratoire pour
mesurer la perméabilité des agents de soutenement et une conductivité de fracture de référence,
qui mesure la résistance visqueuse du fluide sur ’agent de souténement. Ces procédures ont

récemment éte intégrees dans la publication de la norme ISO 13503-5.

1.5.1. Test de conductivité a court terme
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Avant le milieu des années 1980, de nombreuses cellules d'essai a écoulement linéaire et

radial différentes ont été utilisées pour mesurer la conductivité des agents de souténement
(Gidley et al., 1989 ; Schulz, 2014).

Apres 8 ans de développement, I'API a finalement établi la pratique recommandée API 61
(API RP 61) pour mesurer la conductivité des Agents de soutenements sur la base des directives
d'essai de Penny (1987).

La pratigue comprend un écoulement liquide monophasique a travers une cellule de
garnissage des agents de soutenement linéaire de 7 x 1% in (Figure 1-17) a des débits de 1 a 10
ml/min (APl RP 61). Le calcul de la perméabilité a une condition de contrainte donnée a suivi
la loi de Darcy, en utilisant la mesure de la chute de pression a travers les orifices qui étaient

situés a proximité des agents de soutenement.

A. Proppant pack 6inch x 1.5inch x w
B. Metal platen

C. Test unil body

. Lower piston

Upper piston

. Test fluid entry/exit pon

. Ditterential pressure sensing port
Porous matal filtar

Sel screw

J. Square ring seal

~IOmMmO

Figure 1-17 Schéma éclaté de I'unité d'essai de conductivité des agents de soutenement emballé API (RP19D, 2008).

En raison de I'absence de tassement des agents de soutenement (Brown et Economides, 1992
; McDaniel, 1986), I'API RP 61 a été considéré comme un test de conductivité a court terme.
En général, la procédure d'essai exige que la cellule soit chargée avec 2 Ib/pi® des agents de
soutenement, puis que la charge soit augmentée par incréments de 2000 psi, avec 15 min de
maintien a chaque niveau de contrainte. Au cours de ce processus, le fluide d'essai, qui dans ce

cas était de I'eau distillée, s'écoulait & des débits de 2,5, 5 et 10 mL/min.
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1.5.2. Test de conductivité a long terme

En 1975, Cooke a présenté I'effet des fluides de fracturation sur la conductivité de la fracture,
le modéle de Kozeny a été utilisé par Cooke pour mesurer la quantité de résidus dans le pack de
proppant par rapport a la perméabilité prédite. Mais la température et la conductivité a long
terme n'ont pas été étudiées (Cooke, 1975).

En 1985, I'effet du fluide de fracturation sur la conductivité du proppant a été étudié par (Kim,
1985) en utilisant une cellule API. Une dégradation de la perméabilité de 30 a 50 % a été
signalée pour des concentrations de polymére comprises entre 40 1b/1000 gal et 100 Ib/1000
gal. Cependant, les dommages associés au gel pendant une période prolongée dans le pack de
proppant n‘ont pas été pris en compte.

(Roodhart, 1986), (Penny, 1987) et (McDaniel, 1988) ont introduit une expérience complexe
pour simuler les conditions de terrain en permettant la fuite de fluide a travers la carotte pendant
le pompage et la fermeture. Cependant, ils n'ont pas étudié I'effet de tous les paramétres a un
moment donné et I'expérience était trés compliquée.

En 1987, une chute de 85% a été observée aprés avoir introduit des gres de I'Ohio pour
remplacer les pistons en acier, la température a été augmentée a 65 °C ou 120 °C et la pression
de fermeture a été appliquée pendant 50 h (Palisch, 2007). Cependant, les dommages causés par
le fluide de fracturation n'ont pas été pris en considération.

En 1989, les procédures standard de conductivité du pack de proppant ont été développées
par I'’American Petroleum Institute (API) en utilisant la cellule de conductivité Cooke et ont été
documentées sous (APl RP 61, 1989). En général, 2 Ib/ft2 de concentration de proppant entre
deux pistons en acier maintenant la pression de fermeture pendant 15 min, pompant 2% de KCI
a 2 ml/min pour mesurer la conductivité du proppant. Néanmoins, les procédures n'incluaient
pas les dommages associés au fluide de fracturation pendant une période prolongée.

(M.L. Samuelson, 1996), a présenté des données de laboratoire sur les fluides de fracturation
dégradés a des températures supérieures a 80 °C en utilisant les résultats de conductivité de
fracture en laboratoire et I'analyse des polymeres résiduels. Les expériences ne comprenaient
pas I'étude des parameétres mentionnés a temps prolongé de plus d'un jour.

En 2000, la conductivité des proppants a été étudiée par (Mathew Samuel, et al., 2000) en

utilisant un fluide tensioactif viscoélastique. Les résultats sur le terrain ont montré que ~85% et
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100% de conductivité retenue pour le pack de proppants ont été enregistrés. Cependant, ce type

de fluides est tres expansif et n'est pas habituellement utilisé en Algérie.

En 2006, (International Standard, 2006) a été publié pour remplacer I'API RP 16 pour les
tests de conductivité a long terme, les procédures consistent a appliquer la contrainte de
fermeture pendant 50 h £2 h, lorsque le fluide KCI & 2% est forcé dans la cellule, le débit, la
largeur du proppant et la température sont mesurés (Phillip B. Kaufman, 2007). Mais ces
procédures n'incluaient pas I'effet du fluide de fracturation sur la conductivité du proppant.

La nouvelle procédure conserve I'appareil de I'API RP 61, mais de nombreux parameétres ont

été révisés pour couvrir les essais a long terme.

Tableau I-5 Comparaison des spécifications entre APl RP 62 et ISO 13503-5/AP1 RP 19D

Parametres

API RP 61 (1989) I1SO 13503-5/AP1 RP 19D (2008)

Cellule Cooke

Acier inoxydable 316

Cellule de Cooke

Conception du flux

Linéaire

Taille de la cellule du Pack de

Agents de soutéenement

~7 x 1% in.

Modele de perméabilité

La loi de Darcy

Incrément de pression 2000 psi
Terme de conductivité Short Long
Temps de maintien pour )

15 min 50h+2h

chaque incrément de pression

Eau déionisée ou

Fluide d'essai 2% de KCI dans de I'eau dionisée ou distillée
distillée

Débit de liquide 1-10 mL 2-4 mL

Echantillon de base Plateaux en acier Grés de I'Ohio

Elimination de I'oxygéne Non Oui
Cellule de test et Pack de Agents de
souténements :
*121 C (250¢ F) pour les céramiques et les
revétements en résine

Température Ambiante *66° C (150° F) pour les sables d'origine

naturelle
La cuve de saturation de la silice doit se trouver
au-dessus de la température de la cellule d'essai

et du Pack de Agents de souténement par :
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* 200 C (35° F) pour les céramiques et les
revétements en résine

* 11° C (20¢ F) pour les sables naturels
Référence(s) RP61 (1989) RP19D (2008) et Kaufman et al. (2007)

L'une d'entre elles est la période sous contrainte. Elle a été modifiée a 50 h, car les résultats
montrent que les agents de souténement atteint un état semi-stable autour de cette période
(Brown et al., 1992 ; Kaufman et al., 2007 ; API RP 19D).

Economides (2009) soutient cette conclusion, affirmant que les étapes de 15 minutes dans
les procédures d'essai API a court terme sont insuffisantes pour permettre au Pack des agents de

soutenement de se stabiliser dans les nouvelles conditions de chargement [31].

Il a été reconnu par de nombreux chercheurs, dont Cooke (1973), que la température affecte
les performances des Packs de Agents de soutenements, notamment parce qu'elle affecte la
viscosité du fluide d'essai, qui est fondamentale pour I'équation de conductivité (Duenckel et
al., 2016 ; Penny, 1987).

Figure 1-18 Appareil d'essai de la conductivité de la rupture a long terme chargé de trois cellules a écoulement linéaire

API (par Carbo Ceramics Inc.)

Par conséquent, la norme 1SO 13503-5 stipule que la température minimale dans la cellule
d'essai et le paquet de Agents de souténements doit étre de 121 C (250 °F) pour les agents de
souténements en céramique et enrobés de résine. Pour les sables naturels, elle doit étre de 66 °C

(150 °F) [34].

Le Tableau I-5 présente les spécifications des procédures de conductivité, en résumant les

similitudes et les modifications apportées a la norme API RP 61 dans la norme 1SO 13503, qui
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a ensuite été adoptée en 2008 par I'API dans la norme API RP 19D. La norme a éte reaffirmée

en 2015 et est actuellement en cours de révision/mise a jour, comme l'indiquent Duenckel et al.
(2016) [40].

En 2015, une nouvelle méthode d'évaluation de la perméabilité du pack de proppant a été
proposée par (Lutynski, 2014) ou le proppant est placé dans un échantillon de roche avec une
fracture induite. L'échantillon de roche était un gres de Tumlin. Différentes pressions de
confinement ont été appliquées (3-16 MPa). Cependant, cette étude s'est concentrée sur les
dommages causés par la contrainte.

En 2018, (Abhinav Mittal, 2018) et al ont utilisé une cellule de conductivité pour mesurer la
perméabilité de la fracture en appliquant une charge axiale de 5000 psi en utilisant une saumure
a 120 °C, sur une periode prolongée (10 - 60 jours). Cependant, I'effet du polymeére n'a pas été
étudié.

En 2019, (Sterling Richard, 2019) et al ont amélioré la méthode de mesure de la conductivité
du proppant publiée par I'API en ajoutant la vibration pour une structure d'emballage des grains
plus répétable et une structure compacte. Mais toutes les autres procédures sont restées les
mémes, sans dommage pour le fluide.

Alors que des progres significatifs ont été réalises dans I'effort d'évaluer et de quantifier de
maniere réaliste la perméabilité du pack de proppant en raison de I'endommagement du gel, tres
peu a été divulgué pour étudier I'effet de la contrainte, du fluide de fracturation et de la
température a un moment prolongé avant le nettoyage sur la conductivité du proppant.

1.6. Facteurs influencant la conductivité des agents de souténement

Selon I'American Petroleum Institute et Alramahi et Sundberg, les mécanismes

d'endommagement des Agents de soutenements peuvent entrainer une réduction de 99 % de la

conductivité des fractures.

1.6.1. Contrainte de fermeture
Le sable et les agents de souténement en céramique ont tendance a se briser de maniére fragile
lorsqu'une contrainte critique est atteinte. Il s'agit de I'écrasement du proppant, qui peut
s'accompagner de la libération de fragments de différentes tailles dans le Pack de proppant
(Schubarth et Milton-Tayler 2004).
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Des chercheurs ont essayé d'établir une corrélation entre la conductivité de la fracture et les
données d'écrasement. Par exemple, Schubarth et Milton-Tayler (2004) (Figure 1-19) ont établi

une corrélation entre le diametre moyen de l'agent de souténement obtenu lors des essais

d'écrasement et la conductivité des fractures.
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Figure 1-19 Relations entre la conductivité des fractures et le diametre moyen de I'agent de soutenement (MPD) [43].

1.6.2. Encastrement des agents de soutenement (Proppant Embedment)

Proppant Embedment entraine le rétrécissement des fractures créées et la fermeture complete

de certaines fractures apreés le processus d'injection (Lacy L et al, 1998).

L'encastrement des agents de souténement dépend linéairement de la contrainte effective

lorsque le fluide s'échappe et que I’agent de souténement commence a résister a la contrainte in

situ. De méme, Lacy et al. ont étudié I'encastrement des agents de souténement pour la bauxite

et le sable d'Ottawa sous différents fluides de fracturation, comme indiqué dans la figure 31

(Figure 1-20).

1.6+

1.2 4

0.8 1

Embedment (mm)

0.4+

0 10 20

Stress (MPa)

B 20/40 Bauxite HEC based
®-~~® 20/40 Bauxite water based
4+ 20/40 Ottawa sand HEC based
#——4 20/40 Ottawa sand water based

30 40

Figure 1-20 Variation de I'encastrement des agents de souténement pour la bauxite et le sable d'Ottawa sous différents

fluides de fracturation (Lacy et al, 1998)
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D'apres les résultats, I'enrobage des agents de soutenement augmente rapidement au début en

raison des fuites de fluide. Au moment ou I’agents de souténement commence a résister a la
compression, l'encastrement des agents de souténement augmente linéairement avec
l'augmentation de la pression de fermeture, indépendamment du type de Agents de soutenement
et de fluide.

1.6.3. Migration des fines
La formation de fines a partir de I'agent de soutenement par la rupture causée par une
contrainte effective élevée, la précipitation des minéraux de la roche et de l'agent de
soutenement dans les fractures causée par la diagenese augmente également la genération de

fines.

L'étendue des dommages potentiels dépend de la géométrie et de la localisation de la source
des fines. Ainsi, pour un Pack de proppant 20/40, les particules d'un diameétre de I'ordre de 100

pm sont susceptibles de se boucher rapidement.

Selon Coulter et Wells, seulement 5 % de fines peuvent entrainer une réduction d'environ 62
% de la conductivité des agents de soutenement, ce qui est un effet significatif (Coulter G et al,
1972).

1.6.4. Diagenese des agents de souténements
Diagenese de l'agent de soutenement peut étre défini comme I'altération de la forme de I'agent
de souténement apres sa mise en place, avec une réduction de I'ouverture des fractures, de la
porosité des paquets et par conséquent de leur conductivité hydraulique pour le mouvement du
gaz.
La diagenése se produit principalement en raison des différentes compositions chimiques de
I'agent de soutenement et de la formation rocheuse, et les grandes pressions existantes accélerent

la diagenése par la solution sous pression et la précipitation (Weaver JD et al, 2005).

Les réductions possibles de I'espace poreux et de I'ouverture des fractures qui se produisent
avec la diagenése des agents de souténements, comme I'ont démontré Weaver et al., vont jusqu'a

70-80%, selon les conditions de contrainte (Weaver JD et al, 2007).

1.6.5. Retour des agents de souténement (Proppant Flowback)
On parle de retour, ou de rétro-production des agents de soutenement, lorsque des particules

de sont produites pendant le nettoyage du fluide de fracturation et la production du réservoir.
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Selon Parker et al., I’agent de souténement est produit lorsque la vitesse locale a l'interface

dépasse une vitesse seuil de fluidisation et cette vitesse d'écoulement critique varie dans
différentes conditions. A ce jour, la méthode la plus efficace pour empécher le reflux des agents

de souténement est fournie par les agents de souténement enrobé de résine (RCP),

1.6.6. Résidus de gel
De nombreuses études ont été menées sur I'impact de la filtration et des résidus de gel sur la
conductivité (Stim-Lab, 1992, 1997, 2000 ; et Brannon et Pulsinelli, 1990a et 1990b). Par
exemple, (Figure 1-21) montre un MEB d'un Pack des agents de soutenement qui a été testé

dans des conditions de traitement simulées avec un fluide de fracturation.

Figure 1-21 Détérioration du fluide de fracturation dans le Pack de Agents de soutenement (d'apres Stim-Lab, 1992)

Pendant le pompage, la pression excessive du fluide a I'intérieur de la fracture peut provoquer
une fuite dans la formation et la concentration de polymeére sur le front de la fracture créée. Avec
le temps, et en fonction de la nature de la carotte et du fluide de fracturation, des fuites
importantes de polymere peuvent se produire et du fluide de fracturation, un gateau de filtration
important peut étre généré et atteindre 0,1 pouce.

Les concentrations de polymeéres peuvent atteindre plus de 200 a 300 Ibm/1 000 gal pendant
ce processus et peuvent étre tres difficiles a nettoyer. Des gradients de pression significatifs du
fluide de post-fermeture peuvent étre nécessaires pour initier le flux et méme commencer le

processus de nettoyage.

Un phénoméne de " fingering " visqueux, ou le fluide de production de viscosité beaucoup

plus faible s'écoule a travers le gel non rompu peut se produire, en particulier dans les puits de
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gaz. Dans les réservoirs a faible énergie, une grande partie du fluide de fracturation risque de

ne jamais étre nettoyée, ce qui entraine une trés faible perméabilité retenue et une longueur de

fracture contributive limitée (Duenckel et al. 2017).

1.7. Conclusion

Les agents de soutenement et la conductivité de la fracture sont les parametres clés pour
'optimisation de la conception de la fracturation hydraulique. De multiples types d’agent de
soutenement avec des caractéristiques différentes sont fabriqués pour une meilleure

perméabilité retenue par le paquet de fractures qui est affecté par des facteurs variables.

Par conséquent, une grande attention doit étre accordée a la conception de cette voie

d'écoulement afin d'optimiser la production et la récupération du réservoir.

En général, il faut répondre a deux questions principales : "quel type d’agent de souténement
?" et "quelle quantité est nécessaire ?". Bien que la taille optimale de la fracture (I'étendue
latérale et verticale du contact avec le réservoir) soit brievement abordée, il s'agit avant tout de
comprendre la conductivité effective de la fracture étayée et les caractéristiques des differents
types de Agents de souténements. Les impacts des différentes conditions du réservoir sur 1’agent
de souténement sont examinés avec les procédures de laboratoire pour mesurer les propriétés
des agents de soutenement et comment elles sont utilisées dans la conception de 1’opérations de

la fracturation.
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Il1. Chapitre II
Etablissement d’un design de fracturation
hydraulique
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I1.1.Introduction

La modélisation de la fracturation hydraulique a été largement étudiée par les chercheurs en
ingénierie pétroliére et en mécanique des fractures. De nombreux modeles de ont été développés
afin d'améliorer le Design de fracturation ou la compréhension de certains mécanismes

spécifiques tels que le Screenout, la tortuosité a proximité du puits, etc.

La période entre les années 1950 et 1980 a vu le développement d'une série de modéles
classiques de fracturation hydraulique, tels que le modele Kristianovich-Geertsma-de Klerk
(KGD), le modele Perkins-Kern-Nordgren (PKN), le modele pseudo 3D (P3D) et le modéle
planaire 3D (PL3D).

Jusqu'a récemment, les modeéles P3D et PL3D restaient populaires dans les simulateurs
commerciaux pour la conception de la fracturation hydraulique. Au cours des derniéres
décennies, un plus grand nombre de méthodes numériques ont été appliquées et adaptées pour
modéliser la fracturation hydraulique, telles que la méthode des éléments finis (FEM), la

méthode des éléments finis étendus (XFEM) et la méthode des éléments discrets (DEM).

Afin de comprendre le mécanisme de la fracturation hydraulique et d'améliorer les conceptions
de I’opération, il est essentiel d'effectuer une modélisation pour prédire les fractures stimulées.

Dans ce chapitre, les processus physiques liés a la fracturation hydraulique sont d'abord
discutés et leurs effets sur les processus sont analysés. Ensuite, les modéles numériques
historiques pour la fracturation hydraulique sont passés en revue, les avantages et les

inconvénients des différentes méthodes numériques sont soulignées.

Ensuite, les logiciels disponibles dans le commerce pour la conception de la fracturation
hydraulique sont examinés et leurs principales caractéristiques sont résumées. Enfin, des
conclusions des discussions précédentes en ce qui concerne la physique, la méthode et les

applications ont été fourni avec des recommandations pour des recherches ultérieures.

I1.2.Mécanique des roches appliquée a la fracturation hydraulique

11.2.1. Contraintes et déformations
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Si une force F agit sur un corps dont la section transversale A est perpendiculaire a la direction

d'action de la force, alors que la contrainte ¢ induite dans ce corps est égale a:

_7 -1
7=

La déformation est la mesure de I'ampleur de la déformation du matériau lorsqu'une contrainte
lui est appliquée. Lorsque la force F est appliquée dans la direction X, la hauteur initiale du bloc

de matériau X change de 6x. La déformation dans la direction X, €x, est donnée par :

gng ”'2
X

Notez que la déformation est définie dans la méme direction que la force appliquée F, et

perpendiculairement au plan dans lequel la contrainte agit (Barree RD, 2015).

11.2.2. Coefficient de Poisson
Le coefficient de Poisson, v, est une mesure de la déformation d'un matériau dans une direction
perpendiculaire a la direction de la force appliquée, paralléle au plan sur lequel agit la contrainte

induite par la déformation.

Figure 11-1 Application of force F in the x-direction will also produce a deformation in the y-direction

La déformation dans la direction X, &x, est donnée par I'équation de la déformation dans la

direction Y :

oy 11-3
y

Le coeftficient de Poisson v, est défini par :
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&y 11-4
EX

Le coefficient de Poisson est un facteur sans dimension essentiel pour déterminer le gradient
de contrainte de la formation, mais il est moins important pour définir les dimensions des

fractures, bien qu'il ait un certain effet (Berchenko | et al, 1997).

11.2.3. Module de Young
Le module de Young, E, (également appelé module d'élasticité ou module élastique) est défini

comme le rapport entre la contrainte et la déformation.

Le module de Young est une mesure de I'ampleur de la déformation élastique d'un matériau
sous une charge. C'est un autre terme pour désigner la dureté. La pression étant de I'énergie
stockée E est également une mesure de la quantité d'énergie nécessaire pour que la roche se

déforme.

g -
=2 11-5
&
Les matériaux présentant un module de Young élevé ont tendance a étre trés durs et fragiles.
A l'inverse, les matériaux ayant un E faible ont tendance & étre mous et ductiles (résistants a la

rupture fragile) (Budynas, R.G, 1987).

11.2.3.1.  Module de Young statique
Il s'agit de la mesure standard de E et elle est applicable a la fracturation hydraulique. Le
matériau se deforme lentement et dans une seule direction (Kim, C. M et al, 1985).

11.2.3.2. Module de Young dynamique
Il s'agit de la propriété de la roche mesurée par des outils de diagraphie sonique spéciaux. Le
materiau n'est plus statique, il est continuellement étiré puis compressé rapidement (Kim, C. M
et al, 1985).

11.2.4. Module de déformation dans le plan
Dans la fracturation hydraulique, la déformation dans la direction perpendiculaire au plan de
rupture est effectivement nulle. En effet, dans cette situation, le dénominateur (le x) est si grand
que la déformation est effectivement nulle, méme s'il y a eu une déformation mesurable du
matériau (Al-Busaidi A et al, 2005).
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Ce phénomene est connu sous le nom de "déformation plane”, ce qui implique que la

déformation n'existe que dans une direction perpendiculaire a la direction dans laquelle la
déformation est nulle.

E -
B - 11-6
(1-v?)
Pour tenir compte de cette anomalie, les modeles de fracture utilisent le module de déformation

plane E’, pour calculer la largeur de la fracture (Asahina D et al, 2014).

11.2.5. Résistance a la traction
La résistance a la traction d'un matériau est le niveau de contrainte de traction qui est nécessaire
pour que le matériau se rompe. Habituellement, lorsqu'une contrainte est appliquée, le matériau
se deforme élastiquement (réversible), se déforme plastiquement, puis se rompt. Dans la plupart
des roches, la déformation plastique est négligeable et le matériau, a toutes fins utiles, se

déforme élastiqguement avant de se rompre (Bai M, Green S et al, 2005).

11.2.6. Module de cisaillement
Le module de cisaillement est similaire au module de Young, sauf gu'il fait référence au
matériau en cisaillement plutot qu'en compression ou en tension. Il définit la quantité d'énergie

nécessaire pour déformer élastiquement un matériau en cisaillement Figure 11-2.

/
a/ /
7 /
/ /
| VI
k t b

Figure 11-2 Force F applied to produce a shear stress

r—f 11-7
A

Ou A est la surface du bloc de matériau paralléle a la ligne d'action de la force F (c'est le plan
le long duquel la contrainte de cisaillement agit) et est égale a a x b. La déformation de

cisaillement, v, est définie comme suit (Biot, M.A, 1956) :
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x
yziztane 11-8

Par consequent, le module de cisaillement, G, est égal a la contrainte de cisaillement divisée

par la déformation de cisaillement :

E 11-9
X

11.2.7. Module de masse
Il s'agit d'une autre constante élastique, qui définit la quantité d'énergie nécessaire pour
déformer un matériau par I'application d'une pression externe. 1l s'agit d'une forme particuliére
de contrainte de compression, dans laquelle la contrainte de compression appliquee est égale
dans toutes les directions (Biot, M.A, 1956).

ke _P2=P) _ VilP2—P1) 11-10
WV, =Vy/V, V,-Vy)
dp 11-11
K= —VW
ezl T

n
T T STy

V

Figure 11-3 Le volume passe de V1 a V2 lorsque la pression augmente de pl a p2.

Un bloc de matériau, auquel est appliquée a I'origine une pression p1, a un volume V1. Cette
pression est augmentée a pz, ce qui entraine une diminution du volume a V2, comme l'illustre la
Figure 11-3 (Biot, M.A, 1956).

11.2.8. Loi de Hooke
Il existe un régime de contraintes tridimensionnel complexe. Pour simplifier les choses, les
contraintes sont résolues en trois composantes de contrainte mutuellement perpendiculaires dans

les directions x, y et z.
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De plus, comme les contraintes sont tridimensionnelles, les déformations le sont également.

La relation élastique entre ces contraintes et déformations dans les directions mutuellement

perpendiculaires, X, y et z, est régie par la loi de Hooke (Broek, D, 1986) :

11-12

& =—[0,—v(o, +0,)]
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1
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| - "
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Figure 11-4 General state of stress (after Budynas, 1999)
L'état tridimensionnel de la contrainte en tout point est décrit par la matrice suivante :
Oy Txy Tzx
[6] = [Txy Oy Tyz 11-13
Tzx Tyz o,
En utilisant les techniques standard de transformation tridimensionnelle (voir Budynas, 1999,

par exemple), ces contraintes peuvent étre résolues dans un systéme de coordonnées tel que
(Broek, D, 1986) :

o, 0 O
[6]=|0 o, O© 11-14
0 0 o,

11.2.9. Contraintes in-situ
Elles proviennent principalement ‘Overburden’, et ces contraintes sont relativement faciles a
prévoir. Cependant, des facteurs tels que la tectonique, le volcanisme et I'écoulement plastique
dans les formations adjacentes peuvent affecter de maniére significative les contraintes in-situ.

Ces facteurs sont beaucoup plus difficiles a prévoir (Broek, D, 1986).

Il existe trois contraintes principales, 61, 62 et 63, définies de telle sorte que 61 > 62 > o3 Pour

le dire autrement, la direction de ces trois contraintes principales a été définie de telle sorte
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qu'elles se trouvent dans une direction qui ne produit aucune contrainte de cisaillement

perpendiculaire. Dans toutes les autres directions, des contraintes de cisaillement existeront
(Broek, D, 1986).

11.29.1. Contrainte verticale
Egalement appelée contrainte Overburden, elle est simplement la somme de toutes les
pressions induites par toutes les différentes couches rocheuses. La contrainte verticale, oy, a une

profondeur donnée, H, est donnée par [85]:

H
0,y = anghn 11-15
0

Ou pn est la densité de la couche rocheuse n, g est I'accélération due a la gravité et hn est la

hauteur verticale de la zone n, telle que h1 + h2 +...... +hn = H.

Ceci est souvent exprimé plus simplement en termes de gradient de surcharge, gob (Asahina
D etal, 2014) :

0, =9goH 11-16
11.2.9.2. Contrainte horizontale
La relation élastique entre ces contraintes et déeformations dans trois directions mutuellement
perpendiculaires, X, y et z, est régie par la loi de Hooke. Pour le cas d'une déformation élastique
sans influences extérieures (comme la tectonique) dans une formation homogene et isotrope, il

y a deux choses importantes a noter.

1. Opmin = Onmax Car les contraintes seront symetriques sur le plan horizontal.
2. Comme chaque unité individuelle de roche pousse contre une autre unité identique de
roche avec la méme force horizontale, &p.,in = €nmax = O (C'est-a-dire aucune

déformation sur le plan horizontal).

Par conséquent, d'apres la loi de Hooke, en fixant ex = en = 0, 6x = 6y = Gh et 67 = oy, alors

(Asahina D et al, 2014) :

v 11-17
1—-v

op =0,

11.2.9.3. Effet de la pression interstitielle
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Apreés les travaux de Biot (1956), la contrainte verticale est modifiée pour tenir compte des

effets de la pression interstitielle (ou du réservoir), de sorte que :

G, =¢gop — AD, 11-18
Ou gob est le gradient de pression de recouvrement (généralement compris entre 1,0 et 1,1
psi/ft) et a est la constante poro-élastique de Biot, qui est la mesure de l'efficacité avec laquelle
le fluide transmet la pression interstitielle aux grains rocheux. a dépend de variables telles que
I'uniformité et la sphéricité des grains rocheux. Par définition, a est toujours compris entre 0 et
1, genéralement supposé compris entre 0,7 et 1,0 pour les réservoirs pétroliers (Adachi J et al,
2007).

Cette valeur est souvent désignée comme la contrainte effective. Il faut également noter que

lorsque la pression du réservoir diminue, la contrainte verticale effective peut augmenter.

Dans I'équation de Handin et al. 1963, I'équation de Hook est modifiée pour tenir compte des
effets de la pression interstitielle (Adachi J et al, 2007) :

v 11-19
on = (0y —apy) T+ ap,

11.2.9.4. Contraintes aux alentours du puits
Un puits de forage est essentiellement un récipient sous pression a paroi trés épaisse. La
Figure 11-5 illustre comment les contraintes en tout point données prés du puits de forage
peuvent étre résolues en trois contraintes principales : les contraintes verticales, radiales et

tangentielles. Une fois encore, ces contraintes sont perpendiculaires les unes aux autres.

Figure 11-5 Three-dimensional stresses around a wellbore
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D'apres Deily et Owens (1969), nous pouvons obtenir des expressions pour les contraintes

radiales et tangentielles induites par une pression dans le puits de forage, pw, & un rayon, R, du

centre du puits.pw, a un rayon, R, du centre du puits (rayon du puits rw).

2v 11-20
O = (m) (gobH - apr) - (pw - apr)

0, = (pw - pr) 11-21

Ou pr est la pression a un rayon R du centre du puits, a est la constante poro-€élastique de Biot
(Biot, 1956), pr est la pression de réservoir ou de pore et poy est la pression de recouvrement (=

contrainte verticale sans les effets de la pression de pore, voir Deily et Owens, 1961).

11.2.10. Orientation des fractures
Les fractures se propagent toujours le long du chemin de moindre résistance. Cela signifie
gu'une fracture se propagera parallelement a la plus grande contrainte principale et
perpendiculairement au plan de la moindre contrainte principale. Il sagit d'un principe
fondamental ; par conséquent, la clé pour comprendre l'orientation des fractures est de

comprendre le régime de contrainte (Adachi J et al, 2007).

Figure 11-6 Propagation de la fracture perpendiculaire a la contrainte horizontale minimale

La propagation perpendiculaire a la moindre contrainte principale (chmin) Signifie que la
fracture se propage presque toujours sur un plan vertical (Figure 11-6). Cependant, il existe
quelques exceptions (Adachi J et al, 2007).

11.2.11. Pression de rupture (Breakdown Pressure)
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La pression de rupture est la pression nécessaire pour amorcer une fracture a partir du puits de

forage. En raison des effets des contraintes induites par la présence du puits de forage, la
pression de rupture est supérieure au gradient de fracture, qui est une mesure de la pression
nécessaire pour propager la fracture a travers la formation, loin de I'influence des effets du puits
de forage (Asahina D et al, 2018).

Afin de produire une fracture dans la formation, deux forces doivent étre surmontées. La
premiére force est la contrainte in-situ, qui est définie dans les équations de Hook et Handin
lorsqu'il n'y a pas d'influences externes telles que la tectonique, etc. La deuxiéme force est la
résistance a la traction de la roche, qui est de I'ordre de 100 a 500 psi. Roegiers (1987) a défini

la pression de rupture come suite (Asahina D et al, 2018) :

Pifupper = 3o-h,min — Ohmax — Pr + 0y 11-22
_ 3ah,min ~ Ohmax — 2np; + o, 11-23
pif,lower - 2(1 — n)

OU pit, superieure €St 1a pression de rupture en supposant qu'il n'y a pas d'invasion de fluide dans
la formation (c'est-a-dire la pression de rupture théorique maximale possible), pit, inferieure €St 12
limite inférieure de la pression de rupture, en supposant une altération significative de la
pression interstitielle a proximité du puits due au fluide, et n est un paramétre défini par le

coefficient de Poisson et la constante de Biot, comme suit (Asahina D et al, 2018) :

a(l-2v)
= 11-24
21-v)

11.2.12. Modéles de fracturation
Jusqu'au début des années 1990, la simulation des fractures était limitée a une modélisation
bidimensionnelle. Bien que ces modeles aient été largement développés sur une période
d'environ 25 ans, ils représentaient une approximation simple, bien qu'élégante, de la géométrie

simplifiée des fractures.

Trois modéles principaux existaient : radial, KGD (Kritianovitch et Zheltov, Geertsma et
DeKlerk, développé par Daneshy) et PKN (Perkins et Kern, Nordgren) (Bai M et al, 2005).

11.2.12.1. Modeéle de KGD

En plus de I'nypothése de hauteur constante, deux autres hypothéses sont les suivantes :
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1. La fracture se trouve dans une condition de deformation plane dans le plan horizontal ;

2. La pointe de la fracture est une pointe en forme de cuspide comme proposé par Barenblatt
(Abousleiman Y, 1991).

Suivant Geertsma-de Klerk, la fracture est approximée comme un canal de largeur d'ouverture
w. La distribution de pression pour I'écoulement d'un fluide visqueux (fluide newtonien) a

I'intérieur de la fracture peut étre écrite comme suit (Abousleiman Y, 1991):

11-25

_12pQL (v df,

e el
Ou fL=x/L, fuw=rw/L, h est la hauteur de la fracture, L la longueur totale de la fracture, p la
pression locale du fluide, pw la pression du fluide au niveau du puits de forage, Q le taux
d'injection du fluide dans une aile de la fracture, rw le rayon du puits de forage, w la largeur

locale de la fracture, et m la viscosité du fluide de la fracture (Abousleiman Y, 1991).

Figure 11-7 The KGD constant height fracture model. (Abousleiman Y, 1991)
L'équation ci-dessus a deux inconnues, p et w. La solution d'England et Green pour une

fracture plane dans un milieu élastique infini fournit une autre relation entre p et w comme suit :

_4a- )L[ '_fudf: ("p(fodf ]
i [F‘Jf;—j’%f" I:/f;—f; _gamm\/fﬁJ "

Page 53 of 205



-Chapitre 11 Design de fracturation hydraulique

Ou G et v sont le module de cisaillement et le coefficient de Poisson de la roche,

respectivement, fi et f, la fraction de I'étendue de la fracture (=x/L), et o,,;, la contrainte
minimale in situ. L'histoire temporelle de la largeur de la fracture w(t) et de la pression du fluide
p(t) peut étre obtenue en résolvant les équations avec les conditions aux limites appropriées. La
condition de pointe de fracture lisse suivante proposée par Barenblatt est utilisée par Geertsma
et de Klerk (Bai M et al, 2005) :

w, _o 11-27
(de)fL=1 -

La méme condition est également utilisée par Khristianovic et Zheltov dans leur étude de la
fracturation hydraulique. Notez que I'équation est dérivée en appliquant la théorie de I'élasticité.

La condition limite appropriée a I'extrémité de la fracture devrait étre f_=1, w=0.

En supposant que la zone séche devant la pointe de la fracture est petite et que la forme de la
partie humide dans la fracture peut étre approximee par une ellipse, les solutions approximatives

suivantes (sans fuite de fluide) sont obtenues par Geertsma et de Klerk (Bai M et al, 2005) :

Longueur de la fracture

3 11/6
L=0.48[%] t2/3 11-28

Largeur maximale de lI'ouverture de la fracture

_ 3 1/6
wo = 1.32 [Ml £1/3 11-29

Pression du puits

1/4
26°Qu

Pw = Omin — 0.96 lm 11-30
On constate que la largeur d'ouverture de la fracture augmente proportionnellement a ty/3 et
que la pression du puits diminue avec I'augmentation de la longueur de la fracture et se rapproche
de la contrainte in situ pour une grande valeur de L. Puisque la fracture est supposée étre dans
une condition de déformation plane dans le plan horizontal, le modéle KGD convient mieux aux

fractures dont le rapport longueur/hauteur est proche de I'unité ou inférieur (Bai M et al, 2005).
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11.2.12.2. Modeéle de PKN

En plus de I'hypothese d'une hauteur de fracture constante, les deux autres hypotheses sont les

suivantes :

1. La fracture se trouve dans un état de déformation plane dans le plan vertical et la section
transversale verticale de la fracture est elliptique ;
2. La ténaciteé de la fracture n'a aucun effet sur la géométrie de la fracture, c'est-a-dire que le

KIC du milieu rocheux est supposé étre nul (Abousleiman Y, 1991).

Figure 11-8 The PKN constant height fracture model. (Abousleiman Y, 1991)
Suivant Nordgren, I'équation de continuité pour I'écoulement d'un fluide incompressible a

I'intérieur de la fracture peut étre écrite comme suit :
dq d0A 11-31
Ou q(x, t) est le débit volumique a travers une section transversale de la fracture, q€ (x, t) le

débit volumique de fuite de fluide par unité de longueur de fracture, et A(X, t) la surface de la

section transversale de la fracture (Abousleiman Y, 1991).

La largeur d'ouverture elliptique de la fracture w est directement liée a la pression nette Pret

par I'équation :
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_(1-v
G

11-32

w (hZ _ 4_22)1/2p

Connaissant la géometrie de la fracture, l'aire de section transversale de la fracture peut étre
écrite comme suit (Abousleiman Y, 1991) :

h/2

a= [ war=Twn 133
—h/2

Ou W=wnax est la largeur maximale d'ouverture de la fracture.

Le débit volumique du fluide g est lié au gradient de pression par la solution pour I'écoulement

laminaire d'un fluide newtonien dans un tube elliptique, a savoir.

nW3hap 11-34
64u 9x

q=-
Le taux de fuite du fluide gl est exprimé comme suit

ZCgh
Qe = T——
¢ Jt—1(x)

Ou cl est le coefficient de perte de fluide et t(x) le temps auquel la fuite de fluide commence

11-35

a la position x.

La substitution des équations donne I'équation directrice pour la propagation d'une fracture

induite hydrauliquement (Abousleiman Y, 1991).

G °’w* 8¢t Lo 1136
64(1 —v)ph x> g [t—1(x) Ot

La condition initiale de I'équation ci-dessus est

W(x,0)=0 11-37

Et, les conditions aux limites sont

W (x,t) =0 a x >L(t) (longueur de la fracture a déterminer dans le cadre de la solution)

4 -
lf)W l _ 256(1 —v)u 0 .38
x=0

at G
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Les équations ci-dessus sont résolues numériquement. 1l est intéressant de noter que la pression

du puits de forage prédite par le modele PKN, contrairement au modéle KGD, augmente lorsque
la longueur de la fracture augmente. Dans les cas extrémes de petites et grandes fuites de fluide,

une solution analytique peut étre dérivée comme suit (Abousleiman Y, 1991) :

Pour une fuite importante de fluide : Longueur de la fracture

L= Ltl/z 11-39
TTCgh
Largeur de I'ouverture de la fracture
1/4 -
b4 2(1_17)”02 t1/8 1 40
0 m3Gcyh

Pression du puits (nette)

3 2 1/4
pw =14 26 ¢1/8 11-41
v w3 (1 — v)3c,hS

Pour une absence de fuite de fluide :

Longueur de la fracture

1/5
GQ3 .
L=0.68 l(l_—wl tY/ 11-42

Largeur de I'ouverture de la fracture

1 - v)uo?"”’
wo = 2.5 l%l ¢1/5 11-43

Pression du puits (nette)

Gtuo? 1° 11-44
pw=2.5 re l 1/5

(1 —v)*h®
En raison de I'nypothese d'une condition de déformation plane dans le plan vertical, le modéle

PKN a été genéralement consideré comme le mieux adapté aux fractures dont le rapport

longueur/hauteur est important (Abousleiman Y, 1991).
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11.2.12.3. Modeéle radial

Geométriquement, une fracture circulaire est une fracture 3D, mais mathématiquement, c'est

une fracture 2D similaire aux fractures a hauteur constante discutées dans la section précédente.

Figure 11-9 Une fracture circulaire avec une zone séche. [62]

Geertsma et de Klerk [10] ont montré que les équations qui régissent leur fracture a hauteur

constante peuvent étre facilement converties en équations pour une fracture circulaire comme

suit :
6uQ (v df, 11-45
vOE T T ) fws
4(1 - V)R fa fip(f)df: 2 11-46

— Omin 1_fr

\/fz - N

D’ou fr=r/R, frw=rw/R, rw et R ont les rayons du puits de forage et de la fracture circulaire,

respectivement (Berchenko | et al, 1997).
Les solutions approximatives des équations ci-dessus sont les suivantes :

Rayon de la fracture

03 1/9 11-47
= 0.548 —l t4/9
u

Largeur maximale de I'ouverture de la fracture
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23\ 1/9 11-48
_ . (HQ 1/9
vvo_21<02> tt/

Pression du puits (Berchenko | et al, 1997)

_ _ iGWol (Tl) 11-49
pW - Gmm 4‘7[ R R
11.3.Processus de fracturation hydraulique

La fracturation hydraulique commence genéralement par un test de calibrage ou des tests de

pré-injection sont effectués avant I’opération principale de fracturation [66].

11.3.1. Test de calibration
Nolte et al. (1997) ont décrit plusieurs types de tests qui peuvent étre inclus dans un test de
calibration de fracture. Un essai de " mini-fracture " avec une injection courte et a faible débit
pour l'estimation de la transmissibilité de la formation peut précéder un second essai de
calibration réalisé avec un débit d'injection beaucoup plus élevé et un fluide plus visqueux pour

caractériser le comportement de la fracture (Constien, V.G, 1989).

b F{iﬂi_-falleff1__'5_tir’_r_a£e____1____1\_4_"1@@0}9@ _____ :
(]

2 1 - —
= -

4 SN
2l S

B \ 2

g \

NG

>

Time
Figure 11-10 Séquence d'essais de calibrage de la formation (Constien, V.G, 1989)

11.3.1.1. Pressions dans la fracturation hydraulique
Dans le domaine de la fracturation hydraulique, il est courant de faire référence a un grand
nombre de pressions différentes rencontrées au cours des opérations et des analyses. Chacune a
son propre nom qui se référent soit a I'endroit ou la pression est mesurée, soit a ce que fait la
pression (Constien, V.G, 1989) :
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Psurr —@
Psurf: Surface Pressure — 7
L\Ph:Hydrostatic Pressure prreeneeneas _

APy APt S Prac ™ Omin
Awa: Tubulars Friction pressure
th BDttUm HOIE PreSSUre “'BHP] pesrasesesisserararststntasarantararanay, '
A L Pon = Pourt APy- APy,
APperf: Near Wellbore friction
PISIP: Instant-Shut-In Pressure ‘APW"
Pfrac: Pressure Inside frac (~BHP)
Gmin : Minimum Insitu Stress (~Pc) P

ISIP
— G
APnel : Net pressure th Pfrac min
APpcstrf

Figure 11-11 Pressions en fracturation hydraulique [115]

(a) Pression d'injection Pinj
Egalement appelée pression en téte de puits (WHP), pression de 1’opération de surface (STP)
ou simplement pression de 1I’opération. Il s'agit de la pression a la téte du puits, contre laquelle

les pompes de fracturation doivent agir (Behrman, L.A, et al, 1999).

(b) Pression hydrostatique Pn
Appelée aussi téte hydrostatique HH, ou téte de fluide. 1l s'agit de la pression exercée par le

fluide du puits de forage en raison de sa profondeur et de sa densité (Behrman, L.A, et al, 1999).

(c) Pression de frottement du tubage Ptrottement du tubage
Connue aussi comme pression de friction du tubing ou pression de friction du puits. 1l s'agit
de la perte de pression due aux effets de friction dans le puits de forage lors de I'injection de
fluides (Behrman, L.A, et al, 1999).

(d) Pression de fond de puits BHP
Egalement appelée pression de I’opération du fond du puits (BHTP) ou pression d'injection du
fond du puits (BHIP). Il s'agit de la pression en fond de puits, dans le puits de forage, au centre
de l'intervalle traité. La BHTP peut étre calculée a partir des données de surface comme suit
(Behrman, L.A, etal, 1999) :

BHP = Pinj + Ph — Ppipe friction 11-50
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(e) Frottement a proximité du puits (NWBF)

En général, le frottement & proximité du puits est la somme des effets causes par la tortuosité
et le frottement de la perforation. Il existe différentes techniques pour traiter chacun d'entre eux,
et un test de décompression peut étre nécessaire pour déterminer quel phénomene est a l'origine
du probleme. Le NWBF se manifeste par une chute de pression due au frottement (Behrman,
L.A, etal, 1999).

(f) Pression de friction de la perforation APyt
Il sagit de la pression perdue lorsque le fluide de fracturation passe dans la zone d'écoulement

restreint des perforations. La pression de friction de la perforation peut étre calculée par :

q*ps

NgzzerfD%'Cczi

APpf = 0.2369 11-51

Ou p est la densité de la boue (ppg), q est le débit total (bpm), Nperr €St le nombre de
perforations (de sorte que q/Npert est le débit par perforation) et Dy est le diameétre des

perforations (pouces) et Cq est le coefficient de décharge (Behrman, L.A, et al, 1999).

(9) Pression de tortuosité Prortusits
Il s'agit de la pression perdue par le fluide de fracturation lorsqu'il traverse une zone
d'écoulement restreint entre les perforations et la ou les fractures principales (Hawkins, G.,
1988).

La tortuosité commence la ou les perforations se terminent. Dans un monde idéal, il y aurait
une connexion droite, lisse et large entre les perforations et le corps principal de la ou des
fractures. Cependant, il arrive que ce ne soit pas le cas et que le chemin d'écoulement soit
restreint. Parfois, cette voie d'écoulement peut étre si restreinte qu'elle affecte considérablement
I’opération. En fait, la tortuosité est probablement la principale cause de dégrillage prématuré
(Hawkins, G., 1988).

(h) Pression d'arrét instantanée ISIP
Egalement appelée pression d'arrét instantanée (ISDP). 1l s'agit de la pression d'injection au

fond du trou immédiatement apres l'arrét des pompes, de sorte que les effets de toutes les pertes
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de pression basées sur le frottement du fluide (frottement Ppipe, Arpt €t Aptort) SOiENt passés a zéro
(Hawkins, G., 1988).

(i) Pression de fermeture Pc
Il s'agit de la pression exercée par la formation sur le proppant. C'est aussi la pression minimale
requise a l'intérieur de la fracture pour la maintenir ouverte. Pour une couche unique, P¢ est égale
a la contrainte horizontale minimale, compte tenu des effets de la pression interstitielle
(Hawkins, G., 1988).

Figure 11-12 Contrainte effective sur I'agent d'étayage (Kim, C. M et al, 19985)

Sinon, Pc est le résultat d'un processus naturel de moyennage impliquant toutes les couches.
Pour les formations nettement multicouches, il est possible d'observer plus d'une pression de
fermeture (Kim, C. M et al, 19985).

(J) Pression d'extension Pext
Egalement connue sous le nom de pression d'extension de la fracture. Il s'agit de la pression

requise a l'intérieur de la fracture afin de faire croitre cette derniere.

Par définition, Pext > P¢ car la fracture doit étre maintenue ouverte avant de pouvoir gagner en
longueur, hauteur et largeur. La pression d'extension n'est pas une constante et varie en fonction
de la géométrie de la fracture (Kim, C. M et al, 19985).

(k) Pression du fluide de fracturation
Bien qu'elle soit utilisée dans diverses situations, la pression du fluide de fracturation est, a
proprement parler, la pression du fluide de fracturation a l'intérieur du corps principal de la
fracture, apres qu'il soit passé par les perforations et toute tortuosité.
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La pression du fluide de fracturation peut ne pas étre constante sur I'ensemble de la fracture en
raison des effets de friction (Kim, C. M et al, 19985).

(I) Pression nette Pret
Elle représente I'excés de pression du fluide de fracturation a l'intérieur de la fracture, par
rapport & la pression necessaire pour maintenir simplement la fracture ouverte. En d'autres
termes, il s'agit de I'énergie du fluide de fracturation disponible pour la propagation de la fracture

et la production de largeur et peut étre calculée comme suit :
Ppee =Py — P, 11-52
Puet = Py — Appf - Aptort - P, 11-53
La pression nette définit également la largeur de la fracture. la largeur maximale est définie

comme suit :

_ 2Ppeed(1 — v2)

Winax = - 11-54

Ou v est le coefficient de Poisson, E est le module de Young et d est la dimension minimale
de I'ellipse, de sorte que pour une fracture avec un bon confinement de la hauteur, d = hr. Le
terme E/(1 — v?) est souvent abrégé en E’, le module de déformation plan (Abousleiman Y,
1991).

11.3.1.2.  Analyses de Nolte-Smith
Nolte et Smith (1981) ont introduit une méthode d'analyse de la réponse en pression d'une
formation pendant le pompage, afin d'interpréter la géométrie de la fracture produite. Basée sur
la géométrie de fracture 2-D (PKN), (KGD), et des modeles radiaux, la méthode analyse la
réponse en pression attendue de la formation pendant la propagation de la fracture, et prédit

ensuite la réponse en pression lorsque certains types de comportement se produisent.
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log p,,,
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Figure 11-13 Réponse a la pression de I'analyse de Nolte-Smith

Nolte et Smith ont ensuite défini la réponse en pression d'autres comportements pendant la

fracturation. Les résultats de ces travaux sont illustrés a la figure et au tableau.

Tableau 11-1 Modes de réponse a la pression de I'analyse de Nolte-Smith

Mode Comportement

| Propagation avec une géomeétrie de fracture PKN. Le gradient est égal a e pour une rhéologie
constante du fluide de fracturation.
I Gradient constant = 0. Représente une croissance en hauteur en plus de la croissance en
longueur, ou une perte de fluide accrue, ou les deux. Peut également s'expliquer par un
changement de la relation entre pnet et wf.
Illa Pente unitaire. Cela signifie que pnet est maintenant directement proportionnel au temps (et
aussi au taux, car celui-ci est généralement constant par rapport au temps). Ce comportement
est généralement associé a une croissance supplémentaire de wf, comme lors d'un dégrillage

de pointe.

b Pente > 2. Ecran, généralement un événement proche du puits avec une augmentation trés
rapide de la pression.

v Pente négative. Croissance rapide de la hauteur. Géométrie de fracture potentiellement KGD
ou radiale.

11.3.1.3. Tests de fréquence par paliers (Step Rate Test)

Les tests de fréquence par paliers, ainsi que les minifracs, sont appelés collectivement tests
d'étalonnage. Les essais par paliers sont réalisés avec la fracture initialement fermée. L'objectif
de l'essai est d'obtenir la pression d'extension de la fracture, pex:, en injectant dans la formation
une série d'étapes de taux croissants, puis en analysant les données sur un graphique croisé de

la pression et du taux (Constien, V.G, 1989).

Page 64 of 205



-Chapitre 11 Design de fracturation hydraulique

4500

300 - ]
) JI

N
4100 - , P d

3900 o ’ P.= +/-3920

Gauge BHTP, psi

3700 <

3500

T T T T T
0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

Slurry Rate, bpm
Figure 11-14 Diagramme croisé pression-débit typique d'un step rate test

L'essai de Step Rate test est le moins utile des essais de calibration, mais il fournit une limite

supeérieure utile pour trouver le pc a partir d'une baisse de pression.

Essais Step-Down sont généralement pompés afin de différencier le frottement pres du puits

dominé par la perforation de celui dominé par la tortuosité, comme I'ont montré (Cleary et al.

1993).
10,200
Step-Down Test 1
2 98007 (perforation Dominated)
a"
£
m 9400
@
3
g Step-Down Test 2
9000 - (Tortuosity Dominated)
8600 ] 1 1 | ] 1 ] 1 L]

Slurry Rate, bpm
Figure 11-15 Résultats de deux tests Step-Down effectués sur le méme intervalle, avant et aprés la re-perforation.

11.3.1.4. Minifracs
Le but du minifrac est de fournir les meilleures informations possibles sur la formation, avant

le pompage du I’opération proprement dit. L'analyse des données jusqu'a la fermeture de la

fracture fournira les informations suivantes, comme illustré.
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Figure 11-16 Exemple de tracé de la racine carrée de la baisse de pression dans un minifrac, montrant la dérivation et la
fermeture de la fracture.

1. Evaluation quantitative du frottement & proximité du puits, a partir de la différence entre pin;
(BHTP) et pISI (ISIP).
2. ISIP. A l'arrét, lorsque toute friction devient nulle, Pisip = Ps - la pression du fluide a
I'intérieur de la fracture. Cette valeur est nécessaire pour le calcul de la pression nette.
3. Fermeture de la fracture. La pression de fermeture est la pression sur le graphe de déclin au
moment ou la fracture se ferme. Ce point est généralement marqué par un changement de
gradient, indiquant le passage d'un écoulement linéaire de Darcy a travers les faces de la fracture
a un écoulement radial de Darcy depuis le puits de forage.
4. Pression nette. C'est la différence entre Pisip et Pe.
5. Fuite de fluide. Apres avoir identifié la pression de fermeture, on peut mesurer le temps
nécessaire a la fermeture de la fracture. L'analyse pendant le pompage donnera la géométrie de
la fracture et, par conséquent, sa surface. La surface de la fracture et le temps de fermeture
donneront le taux de fuite et, par conséquent, le coefficient de fuite (Constien, V.G, 1989).
(a) Analyse par racine carree du temps

Une méthode pour déterminer la fermeture d'une fracture consiste a tracer un graphique du
BHTP en fonction de la racine carrée du temps. Comme la perte de fluide a travers le front de
fracture dépend de la racine carrée du temps, en théorie, lorsque les données de pression sont
tracées en fonction de t, il devrait y avoir une ligne droite lorsque la fracture est ouverte et une

courbe aprés sa fermeture (Constien, V.G, 1989).
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Figure 11-17 Exemple de tracé de la racine carrée du temps de la baisse de pression minifrac, montrant la dérivée et la
fermeture de la fracture.

(b) Analyse de la fonction G de Nolte.

Nolte (1979, 1986a) a développé une méthode d'analyse des baisses de pression minifrac qui
s'applique directement aux trois modeles de fracturation 2-D. Cette analyse est basée sur
I'utilisation de la fonction G pour aider a identifier la fermeture de la fracture et, a partir de Ia,
la fuite de fluide et la géométrie de la fracture. Nolte a dérivé les relations suivantes pour la
courbe de déclin :

(14 Atp)sin™1(1 + Atp)~Y/2 4 At}

Afr = (t—tl’>
D — ti

Ou t est le temps écoulé depuis le début de I'injection du fluide et ti est le temps d'injection.

g(Atp) = < 4/3(1+ AtD)3/2 — Atg/z )

La partie supérieure de I'équation représente la limite supérieure, et la partie inférieure
représente la limite inférieure. L'extrapolation est réalisée entre deux valeurs de la variable a. A

la frontiére inférieure, a = 0,5 et a la frontiere supérieure o = 1.

Notons que pour o. = 1 et a = 0,5, g (AtD = 0) est égal a 4/3 et 1/2 respectivement. A partir
du temps g (AtD) a la fermeture [ = g (AtcD)], 'efficacité du fluide peut étre déterminée comme

suit ;
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Le coefficient de perte de fluide (constant, indépendant de la pression) peut étre calculé

comme suit :

PmBs

C, =
L rp\/t_l-E’

Ou pm est la pression de correspondance, Bs est un facteur dépendant de la géométrie, rp est

X

le rapport entre la surface de la fracture dans la formation perméable et la surface totale de la
fracture (c'est-a-dire le rapport entre la surface nette et la surface brute de la fracture), E’ est le
module de déformation plan et X est un facteur dépendant du modéle de géométrie utilisé
(Behrman, L.A, et al, 1999).

Enfin, le temps de Nolte G peut étre utilisé pour trouver les dimensions de la fracture :

_ a-m
2g9(Atp = 0)Cymy [t

Af

Alors la longueur de la fracture ou le rayon de la fracture peuvent étre facilement trouvés. La

largeur moyenne de la fracture peut également étre obtenue :
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Figure 11-18 Exemple d'analyse par fonction G

La fonction G souligne que la fuite pendant et aprés le pompage est quantitativement prise

en compte et permet une relation linéaire entre la pente de pression et le coefficient de fuite.

La fermeture est indiquée par la pente de pression (dP/dG) et la superposition (GdP/dG). La
fonction G permet de relier quantitativement G (temps de fermeture) a l'efficacité du fluide ou
la déviation du comportement idéal indique un événement non idéal (Behrman, L.A, etal, 1999).

11.3.2. Opération principal de fracturation hydraulique

Afin de créer la fracture, cette opération se déroule selon les étapes suivantes :

e Pompage d’une phase de fluide visqueux appelé tampon (Pad).

eElle est ensuite suivie de plusieurs phases de fluide chargé de proppant (Slurry) qui sera
transporté dans la fracture. Le fluide et le proppant sont mélanges a la volée pour former une
boue, puis injecter dans le puits a I'aide d'un équipement spécialement congu pour pomper un
mélange de liquides et de solides.

e Enfin, I'ensemble du fluide est déplacé vers les perforations (Flush).
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Figure 11-19 Graphique d'une opération typique de fracture hydraulique

Ces étapes de pompage sont exécutées consécutivement, sans aucune pause. Une fois le
déplacement terminé, les pompes sont arrétées pour permettre a la fracture de se refermer sur le

proppant.

Le volume du tampon et du Slurry, le nombre de phases, la concentration de proppant pour
chaque phase, le débit de la pompe et le type de fluide peuvent étre modifiés afin d’obtenir les
caractéristiques de fracture requises. En général, un graphique des variables de 1’opération

ressemble a (Figure 111-19).

Figure 11-20 Idealized elliptical fracture showing length, height and width
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Les opérations de fractures hydrauliques placent des centaines de tonnes de proppant dans des

fractures de plusieurs centaines de pieds de long, en utilisant des dizaines de métres cubes de

fluide de fracturation et des milliers de chevaux-vapeur hydrauliques.

La figure montre une fracture idéalisée avec deux fractures symétriques, de forme elliptique,
placées de part et d'autre du puits de forage. En réalité, la situation est souvent un peu plus
complexe. Cependant, cette figure illustre les caractéristiques de base de la fracture, a savoir la
longueur X, la hauteur Hs,et la largeur Ws (Advanti, S.H et al, 1985).

11.4.Conclusion

La conception du design de fracturation hydraulique est 1’étape essentiel dans la prédiction de
la géométrie de la fracture et aussi pour simuler les pressions obtenues de la fracturation qui
permet de calculer les différents parametres de la fracture comme le FCD et la longueur de la

fracture.

La mécanique des roches et la mécanique des fluides appliquée a la fracturation hydraulique
sont la base de la conception du design et pour comprendre le processus mathématique de

fracturation hydraulique.
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I11.1. Introduction

En 1949, J.B. Clark a publié une description du procédé "Hydrafrac" pour augmenter la
productivité des puits. Parmi les exigences de ce procédé innovant figurait une liste des

propriétés nécessaires du fluide, a savoir :

1. Une viscosité suffisante pour créer une fracture et transporter I'agent de soutenement,
2. Compatibilité du fluide avec la formation pour minimiser les endommagements de
celle-ci,

3. Une réduction de la viscosité du fluide aprés la mise en place de I'agent de soutenement
pour maximiser la conductivité de la fracture (Asadi, M et al, 2002).

Les principales fonctions d'un fluide de fracturation sont de créer et d'étendre la fracture, de
transporter I'agent de soutenement a travers I'équipement de pompage et dans la fracture, et de
placer lI'agent de souténement a l'endroit souhaité dans la fracture. L'incapacité a remplir
correctement l'une de ces fonctions peut compromettre le bénéfice de la stimulation du
traitement. Cette section examine le role du fluide de fracturation dans la création de la fracture
et le transport de I'agent de souténement. Les méthodes typiques d'évaluation des fluides pour

confirmer qu'ils répondent a ces exigences sont également détaillées (Aud, W.W et al, 1990).

I11.2. Type des fluides de fracturation
111.2.1. Fluides a base d'eau
En raison de leur faible co(t, de leurs performances élevées et de leur facilité de
manipulation, les fluides & base d'eau sont les fluides de fracturation les plus utilisés. De
nombreux polymeéres hydrosolubles peuvent étre utilisés pour fabriquer une solution viscosifiée
capable de mettre en suspension des agents de souténement a température ambiante (Acharya,
Aetal, 1988).

111.2.1.1. Gomme de guar
La gomme de guar a été I'un des premiers polymeres utilisés pour viscosifier I'eau destinée a
la fracturation. Le guar est un polymere a longue chaine, de poids moléculaire élevé, composé
de sucres mannose et galactose (Whistler, 1959). Les polymeéres composés d'unites de sucre sont

appelés polysaccharides (Acharya, A et al, 1988).
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La gomme de guar (Figure Il11-1) est obtenue a partir de la graine du Cyamopsis

tetragonolobus, qui se compose d'une partie externe constituée principalement de guaran et d'un

noyau interne (germe) constitué de protéines. Le guaran est composé d'une chaine linéaire de

résidus de D-mannose liés entre eux par des liaisons glycosidiques. A intervalles irréguliers, des

unités galactosyles sont attachées a son squelette (Acharya, A et al, 1988).

CH,0H CH,OH _
/ Ho/f  CH -
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n

Figure I111-1 structure du Guar (Acharya, A et al, 1988)

- Galactose

substituents

Mannose

" backbone

Des études récentes sur le Guar indiquent que la disposition des unités de galactose peut étre

plus aléatoire, le galactose apparaissant sur deux ou trois unités de mannose consecutives (Guar

and Derivatives, 1986). De plus, le rapport mannose/galactose peut varier de 1,6:1 a 1,8:1.

Jusqu'a 6 a 10 % de résidus insolubles peuvent étre présents dans les fluides de guar.

Le polymére de guar a une grande affinité pour I'eau. Lorsqu'elles sont exposées a l'eau

(Figure 111-2), les parties non substituées du squelette du mannane de deux ou plusieurs

molécules de polymere s'associent (s'enchevétrent), tandis que les parties substituées sont

fortement hydratées et empéchent la précipitation (Acharya, A et al, 1988).
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/
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Figure 111-2 Structure proposée d'un gel de galactomannane en solution aqueuse (Asadi, M et al, 2002)
Une fois que les particules sont entrées en contact avec la phase aqueuse, elles absorbent
I'eau et gonflent. Dans le cas ou les particules individuelles ne sont pas bien séparées, seul
I'extérieur de I'amas commence a s’hydrater, ce qui empéche les particules intérieures d'entrer

en contact avec I'eau (Asadi, M et al, 2002).

111.2.1.2. Hydroxypropylguar (HPG)
La dérivation du guar pour former de I'hydroxypropylguar (HPG) se fait en faisant réagir les
hydroxyles du sucre avec du caustique et de I'oxyde de propyléne (Figure 111-3). Cette réaction
transforme certains des sites OH en -O-CH2- CHOH-CH3, éliminant ainsi certains des sites de

réticulation (Barati, R et al, 2011).

CH,OR

HO / H H
5 o
H  OH
o
|
CH,OR cH,
o 0
W/
10, £ o
H
OH HO oH RO
H H H H

Figure 111-3 Structure d'unité répétée d'hydroxypropylguar, R-CH2-CHOH-CH3. (Barati, R et al, 2011)
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Le traitement et le lavage supplémentaires éliminent une grande partie de la matiere végétale
du polymére, de sorte que le HPG ne contient généralement qu'environ 2 a 4 % de résidus

insolubles.

L'HPG était autrefois consideré comme moins endommageant le front de formation et le pack
d'agents de souténement que le guar (Barati, R et al, 2011).

111.2.1.3. Carboxyméthylhydroxypropylguar (CMHPG)
Un autre dérivé du guar utilisé ces dernieres années est le carboxyméthylhydroxypropylguar
(CMHPG). Le traitement du guar avec de I'oxyde de propyléne suivi d'acide chloro-acetique
donne le CMHPG, qui est plus soluble que le HPG et contient moins de contaminants insolubles

(environ 1 % en poids).

OH
OCH,CHCH,
CH,
C|:H —o0 CH_TH
—t-0 <|>H OHCH—O——CHOH  OH )——
CH—CH cIH—o
CH,
7
CH—CH®
/I \l
CHOH CH
/
OH cl:H—o
CH,
|
OCH,COONat
I —1in

Figure 111-4 Carboxymethylhydroxypropyl Guar (CMHPG) (Brannon H.D et al, 1990)

Ce guar " doublement dérivé " contient la fonctionnalité hydroypropyle du HPG ainsi qu'un
substituant acide carboxylique. Le CMHPG a d'abord été utilisé pour les puits a basse
température (Almond et Garvin, 1984). Pour ces applications, il est généralement réticulé avec
de I’Al (11) par l'intermédiaire des groupes carboxy. Cela permet d'obtenir un fluide moins

colteux que le HPG réticulé avec des complexes de Ti et Zr (Brannon H.D et al, 1990).
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Plus récemment, le CMHPG a été réticulé avec un réticulant Zr pour produire des fluides
ayant une viscosité plus élevée a haute température que ceux fabriqués avec des quantités
comparables de HPG (Brannon H.D et al, 1990).

111.2.1.4. Dérivés de la cellulose
Les dérivés de la cellulose ont été utilisés occasionnellement dans les fluides de fracturation
(Carico et Bagshaw, 1978). L'hydroxyethylcellulose (HEC) (Figure [111-5) ou
I'nydroxypropylcellulose (HPC) sont utilisés lorsqu'un fluide trés propre est souhaité. Ces

polyméres ont un squelette composé d'unités de sucre de glucose.

CH,OR CH,OH

Figure I11-5 Structure des unités répétées de I'hydroxyéthylcellulose, R~-CH2CH2OH. (Brannon, H.D et al, 1992)

Le guar contient des paires d’hydroxyle qui sont positionnées du méme c6té de la molécule
de sucre (orientation cis). Dans le CHE, les groupes OH sont sur des carbones adjacents, mais

ils sont sur des cotés opposés du cycle (orientation trans).

En raison de leur proximité, l'arrangement cis du guar est facilement réticulé, tandis que la
séparation accrue de I'arrangement trans rend le CHE plus difficile a réticuler. Cependant, le
CHE peut étre réticulé a un pH de 10 a 12 avec du Zr(IV) (Underdown et al., 1984) ou avec des
lanthanides (Dovan et Hutchins, 1993).

Pour réticuler 'HEC dans des conditions plus douces, le groupe carboxyméthyle peut étre
ajouté pour obtenir de la carboxyméthylhydroxyéthylcellulose (CMHEC), qui permet la
réticulation avec des ions métalliques tels que Al(II1), Ti(IV) et Zr(IV) a un pH d'environ 4 a 6
(Brannon, H.D et al, 1992).

111.2.1.5. Gomme xanthane
Un autre type de polymére est la gomme xanthane (Figure I11-6). Le xanthane est un

biopolymeére, produit métaboliqguement par le micro-organisme Xanthomonas campestris
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(Lipton et Burnett, 1976). Les solutions de xanthane se comportent comme des fluides de loi de
puissance méme a de faibles taux de cisaillement (Kirkby et Rockefeller, 1985), alors que les

solutions de HPG deviennent newtoniennes (Card, R et al, 1999).

\OH H/
— / :
H OH /H OH In
O 9
CH,OCCH3/
Ao
H 1 H >|_VI/
0\OH
CO0°M® e
/i— 0 o~ H
H ‘,.//
COOGMGC)‘CHE \OH /H
Dol —0o 0© .
/ . H OH M®=Na, K, 4Ca
CHs S Y
\cl)&OH HO/
H H

Figure 111-6 Structure des unités répétées de la gomme xanthane (Card, R et al, 1999)

111.2.1.6. Fluides de fracturation a base d'eau, sans polymeére
Les fluides de fracturation a base d'eau, sans polymere, peuvent étre préparés a l'aide de

tensioactifs viscoélastiques (VES) (Stewart et al., 1995).
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CHy—CH>—OH

CHz—(CHyp)y (CH2)44—CHp—N*~CHjy

CHp—CH—OH

Figure 111-7 Formules moléculaires et structurelles d'un épaississant tensioactif viscoélastique (Acharya, A, 1986)

Ces tensioactifs (généralement un sel d'ammonium quaternaire d'un acide gras a longue
chaine ; Figure 111-7) sont constitués de deux régions : le groupe de téte est la partie ammonium
quaternaire de la molécule et le groupe de queue est la partie hydrocarbure a longue chaine de
la molécule. Le groupe de téte est hydrophile. Le groupe de queue est hydrophobe. Lorsque le
surfactant est ajouté a I'eau, les molécules s'associent en structures appelées micelles (Figure
111-8) (Acharya, A, 1986).
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Figure 111-8 Association micellaire (Acharya, A, 1986)

Dans une micelle, les groupes de téte hydrophiles sont a I'extérieur, en contact direct avec la
phase aqueuse. Les groupes de queue hydrophobes forment un noyau interne, isolé de
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I'environnement aqueux. Lorsque I'environnement aqueux contient une concentration optimale
de sels (généralement des solutions de chlorure de potassium ou d'ammonium [KCI ou NH4CI]),

les micelles prennent une forme de batonnet (Acharya, A, 1986).

Si le tensioactif est présent a une concentration suffisante (généralement >1% en volume),
les micelles s'associent les unes aux autres. L'entrave au mouvement qui en résulte rend le fluide
a la fois visqueux et élastique. Ces associations sont de nature électrostatique ; par conséquent,
les fluides VES ne sont pas aussi sensibles a I'histoire du cisaillement que les fluides a base de
polymeéres. Si les micelles sont perturbées par le cisaillement, elles se réassemblent rapidement
et se rétablissent lorsque le cisaillement cesse (Acharya, A, 1986).

La structure micellaire des fluides VES est perturbée en permanence par deux mécanismes :
le contact avec les hydrocarbures et la dilution par des fluides aqueux tels que I'eau de formation.
Dans les deux cas, la viscosité du fluide VES diminue fortement (Brown et al., 1996 ; Samuel
etal., 1997).

Comme l'un ou les deux scénarios se produisent normalement pendant la production post-
fracture, aucun produit chimique de rupture supplémentaire n'est nécessaire. Le principal
avantage des fluides VES est que, contrairement aux fluides a viscosité polymere, il reste peu
de résidus apres le nettoyage. Par conséquent, on observe moins d'endommagements du paquet
d'agents de soutenement et du front de fracture (Acharya, A.R, 1988).

La perméabilité retenue typique des packs d'agents de soutenement traités avec des systemes
de fluides VES est >95%. Les systéemes VES peuvent également étre moussés avec de l'azote.

Aucun agent moussant supplémentaire n'est nécessaire (Acharya, A.R, 1988).

111.2.2. Fluides a base d'huile
Les fluides & base d'huile sont colteux & utiliser et difficiles & manipuler sur le plan
opérationnel. Par conséquent, ils ne sont desormais utilisés que dans les formations connues

pour étre extrémement sensibles a I'eau.

La chimie des esters de phosphate daluminium reste la méthode privilégiée pour gélifier les
hydrocarbures a des fins de fracturation. Comme le suggerent (Figure 111-9), les interactions
entre les complexes d'aluminium et les molécules d'esters de phosphate produisent une longue

chaine polymeére (Ballard, T.J et al, 1987).
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Figure 111-9 Structure proposée de la chaine polymére de I'ester phosphate d'aluminium (Ballard, T.J et al, 1987)

Les groupes R indiqués dans (Figure 111-9) sont des chaines d'hydrocarbures qui doivent étre
solubles dans I'huile a gélifier. Les groupes R solubles maintiennent le polymeére d'ester de

phosphate d'aluminium en solution.

Certains composeés de poids moléculaire élevé, notamment les paraffines et les asphalténes,
ne sont pas compatibles avec le systeme gélifiant a base de phosphate d'aluminium.

111.2.3. Fluides a base d'acide

La fracturation a l'acide est un procédé de stimulation des puits dans lequel de l'acide,
généralement de I'acide chlorhydrique (HCI), est injecté dans une formation carbonatée a une
pression suffisante pour fracturer la formation ou ouvrir les fractures naturelles existantes.
Lorsque l'acide s'écoule le long de la fracture, des parties du front de fracture sont dissoutes.
Comme l'acide qui s'écoule a tendance a attaquer de maniére non uniforme, des canaux
conducteurs sont créés et restent généralement en place lorsque la fracture se referme (Assem,
A.letal, 2017).

111.2.4. Fluides multi-phases
Les mousses sont créées en ajoutant du gaz au fluide. Les émulsions sont créées en

mélangeant de I'huile et de I'eau. Les différents systémes sont décrits dans cette section.

111.2.4.1. Mousses
Une mousse est un mélange stable de liquide et de gaz. Pour rendre ce mélange stable, on
utilise un agent tensioactif (surfactant). L'agent tensioactif stabilise les films liquides fins et

empéche les cellules de coalescer.
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Le gaz sous pression (azote ou dioxyde de carbone) contenu dans une mousse se dilate
lorsque le puits est refoulé et force le liquide a sortir de la fracture. En outre, la phase liquide est
minimale car les mousses contiennent jusqu'a 95 % de gaz en volume. Dans le cas d'un fluide a
base d'eau, le fait de mousser le fluide réduit considérablement la quantité de liquide en contact
avec la formation. Par conséquent, les mousses fonctionnent bien dans les formations sensibles
a I'eau (Khade, S.D et al, 2004).

Les mousses Elles permettent un bon contrdle de la perte de fluide dans les formations peu
perméables ou les bulles de gaz ont approximativement la taille des ouvertures des pores de la
roche.

Les mousses sont décrites par leur qualité :

L, volume de gaz
Qualité de la mousse = x 100 -1
volume de mousse

En dessous de 52%, une mousse stable n'existe pas car il n'y a pas d'interactions bulle/bulle
pour fournir une résistance a I'écoulement ou a la séparation par gravité (Mitchell, 1969). Au-
dessus de 52% de gaz, la concentration de gaz est suffisamment élevée pour que les surfaces

des bulles se touchent.

111.2.4.2. Emulsions
Une émulsion est une dispersion de deux phases non miscibles. Les fluides de fracturation a
base d'émulsion sont des solutions tres visqueuses avec de bonnes propriétés de transport. Plus
le pourcentage de la phase interne est éleve, plus la résistance au mouvement des gouttelettes

est importante, d'ou une viscosité plus élevée.

Le fluide le plus courant, appelé poly-émulsion, est composé de 67 % de phase interne
d'hydrocarbure, de 33 % de phase externe de saumure viscosifiée et d'un agent tensioactif
émulsifiant. La viscosification de la phase aqueuse améliore la stabilité de I'émulsion et réduit
considérablement la pression de friction lors du pompage car le polymere agit comme un

réducteur de friction.

L'émulsion se brise généralement en raison de I'adsorption de I'émulsifiant sur la roche de la

formation ; étant donné la faible quantité de polymeére utilisée, ce type de fluide est connu pour
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causer moins d'endommagements a la formation et pour se nettoyer rapidement (Khade, S.D et
al, 2004).

Les inconvénients des polyémulsions sont une pression de friction élevée et un codt élevé du
fluide (sauf si I'hydrocarbure est récupéré). Les polyémulsions s'amincissent également de
maniere significative lorsque la température augmente, ce qui limite leur utilisation dans les

puits chauds.

111.3. Additives du fluide de fracturation
111.3.1. Agent de réticulation
Un certain nombre d'ions métalliques peuvent étre utilisés pour réticuler les polymeres
hydrosolubles (Conway et al., 1980). Les composés de borate, Ti (1V), Zr (1V) et Al (111) sont
des réticulants fréquemment utilisés. Les composés de borate (Deuel et Neukorn, 1949) et les
complexes de métaux de transition réagissent avec le guar et le HPG par I'intermédiaire de paires

cis-OH sur les chaines latérales du galactose pour former un complexe.

111.3.1.1. Réticulant du Borate
L'un des réticulants les plus simples, l'ion borate, est utilisé pour produire des gels trés
visqueux avec du guar et du HPG qui peuvent étre stables au-dessus de 300°F. A un pH supérieur

L'ion borate B(OH)4™ est considéré comme I'espece réticulant.

CH20H

\ /
)
0/ \G

o

CHZOH

Figure 111-10 Mécanisme de réticulation proposé (Acharya, A.R, 1988)

Quelle que soit la source de borate (acide borique, sel de borate ou complexe de borate), un

pH élevé est nécessaire pour déplacer I'équilibre et maintenir une concentration adéquate d'ions
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borate (Prud’homme, 1991) les ions borate et le guar forment un gel extrémement visqueux en
quelques secondes (Figure 111-10) (Acharya, A.R, 1988).

Pour maximiser la stabilité thermique du gel réticulé, le pH et la concentration en borate
doivent étre augmentés, avec un pH optimal de 10 a 12 selon le composé borate et la

concentration en ions borate (Harris, 1993).
B(OH)3; + OH" +— B(OH)s
Guar + B(OH)s > Guar-B(OH)s

L'ion borate réagit avec les cis-diols (=-OH-groupes qui sont orientés dans la méme direction)
dans le guar ou pour former des réticulations (Figure Il1-11). D'un point de vue
thermodynamique, la réaction de [B(OH)4] ~ avec deux groupes hydroxyle est plus favorable que

la réaction avec un groupe -OH en raison des effets de chélation et d'entropie (Acharya, A.R,

1988).
OH
2:1 Complex
Q
H
o, o*"
e
j O on
o  oHf H 1:1 Complex
H H
o {OH
H OH o OP\OH
HO OHO H H
HO OH
HO OH OH OH
H o]
N
H OH

Figure 111-11 Guar réticulé au borate (Acharya, A.R, 1988)

La réticulation du borate est réversible ; les réticulations se forment puis se rompent, pour se
reformer ensuite (Deuel et Neukorn, 1949). Si le polymere n'est pas dégrade thermiquement, ce
comportement réversible continue a s'adapter aux changements de taux de cisaillement ou de

température.

111.3.1.2. Réticulants a base de métaux de transition

Page 84 of 205



-Chapitre 111 Rhéologie du fluide de fracturation

Les réticulants a base de métaux de transition ont été développés pour des applications a
haute température et/ou des environnements a faible pH. Les complexes de titane et de
zirconium ont été utilisés le plus fréquemment en raison de leur affinité a réagir avec les
fonctionnalités de I'oxygene (groupes cis-OH et carboxyle), de leurs états d'oxydation +4 stables
(Cotton et Wilkinson, 1972) et de leur faible toxicité.

La liaison métal de transition-polymeére est sensible au cisaillement. Un fort cisaillement
dégrade de maniere irréversible les fluides réticulés par un métal de transition (Craigie, 1983).
La (Figure 111-12) présente trois des complexes de titane les plus couramment utilisés ; les

complexes de zirconium respectifs peuvent avoir des structures similaires (Boles, J.L et al,

1996).
N o)
N7 )5/
v ot O
/>_¥ 0—Til o
o ™~ [
RO. ¥ .0 | O RO... T e
----- X i
RO™ A0 OR o~ | SOR
i
@)
O\ 7/ /K(
o
Tyzor AA = titanate Tyzor TE = chélate de titanate de | Tyzor LA = chélate de titanate
d'acétylacétonate triéthanolamine d'acide lactique, généralement
disponible avec de I'ammonium
NH4+ ou du sodium Na+ ou du
potassium K+ comme contre-ion

Figure 111-12 Exemples d'agents de réticulation & base de titanate complexé (Boles, J.L et al, 1996)

Les complexes de titane et de zirconium utilisés sont généralement a base aqueuse. L'espece
thermodynamiquement préférée est I'oxyde TiO2 ou ZrO; respectivement, ce qui signifie que la

force motrice de toutes les réactions dans I'eau ciblera I'oxyde.

Tableau I11-1 Caractéristiques des réticulants couramment utilisés (Boles, J.L et al, 1996)

Réticulant Borate Titanate Zirconite Aluminium
, CMHPG,
Guar, HPG, Guar, HPG, Guar, F HPG, *
Polymeres réticulables CMHEC
CMHPG CMHPG, CMHEC! | CMHPG, CMHEC'
Gamme de pH 8-12 3-11 3-11 3-5
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Limite supérieure de
325 325 400 150
température (°F)
Dégradé par cisaillement No Yes Yes Yes

tRéticulation a faible pH (3-5) uniquement.

tHigh-pH (7-10) réticulation uniquement.

111.3.2. Briseurs de gel (Breakers)

Les briseurs de gel sont utilisés pour réduire la viscosité du fluide mélangé au proppant. Les
briseurs réduisent la viscosité en scindant le polymére en fragments de faible poids moléculaire.
L'augmentation de la concentration en polymeére entraine une augmentation importante de la
viscosité. Par exemple, la viscosité d'un fluide guar non cassé contenant du polymere a 200
Ib/1000 gal (20 Ib/1000 gal) s'est concentrée 10 fois a cause de la perte de fluide (Pope, 1994).

Idéalement, un briseur de gel introduit dans le fluide a la surface devrait avoir un effet
minimal sur le gel jusqu'a ce que le pompage cesse (et que la fracture se ferme) et devrait alors

réagir rapidement avec le gel.

111.3.2.1. Oxydant
Les brisants oxydants sont largement utilisés dans les applications de fracturation. Le
processus par lequel I'oxydant agit est la libération de radicaux libres qui agissent sur les liaisons

ou les sites oxydables qui sont sensibles (Almond, S et al, 1984).

MSE&T 15.0kV 13.3mm x700 SE(M)
Figure 111-13 Structure of RPPG before degradation (Almond, S et al, 1984)

Les radicaux libres sont des ions chargés d'électrons non appariés et sont trés réactifs en
raison de leur tendance naturelle & former des liaisons par paire d'électrons. lls peuvent générer

des radicaux libres en stabilisant I'activation thermique ou catalytique des espéces oxydantes
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[19]. Les (Figure 111-13, Figure 111-14) ci-dessous montrent la structure des gels de particules
réticulables (RPPG) avant et aprés dégradation (Almond, S et al, 1984).

UL LR

| (B% | !
MS&T 15.0kV 13.8mm x3.50k SE(M) 10.0um

Figure 111-14 Structure of RPPG after degradation (Almond, S et al, 1984)

Les briseurs oxydants les plus courants sont les sels d'ammonium, de potassium et de sodium
du peroxydisulfate. La décomposition thermique du peroxydisulfate (persulfate) produit des
radicaux sulfates hautement réactifs qui attaquent le polymeére, réduisant son poids moléculaire
et sa capacité de viscosité :

0 0 0 0

N I
o=]s||—o—¥=o i o=$—o- + -o—?=o
- O_ = -

0
Persulfate Sulfate free Sulfate free
radical radical

Active breaker species

Figure 111-15 Chimie de rupture du persulfate d'ammonium [154]

Le sel persulfate le plus couramment utilisé est le peroxydisulfate d'ammonium (ASP) en
raison de sa plus grande solubilité dans I'eau que les autres sels persulfates. L'ASP est largement
utilisé dans le traitement des fluides de fracturation, il peut dégrader plusieurs types de gels dont
la gomme de guar et le guar hydroxylpropylique (HPG) (Bielewicz, V. K. L., 1998).
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— Easiest break point CH, OH

— 2 easiest break point AN Side-chain scission

Backbone scission

Figure 111-16 Chimie du clivage des polymeéres (Bielewicz, V. K. L., 1998)
111.3.2.2. Briseurs enzymatiques
Les enzymes sont de grandes protéines hautement spécialisées produites par des organismes
et constituées d'acides aminés a longue chaine reliés par des liaisons peptidiques [176]. Les
enzymes peuvent étre considérées comme respectueuses de I'environnement car elles ne sont

pas toxiques et peuvent étre facilement décomposees et réabsorbées dans I'environnement.

Les enzymes ont la capacité d'accélérer les réactions chimiques en tant que catalyseurs.
L'activité catalytique ne modifie pas la structure de I'enzyme pendant le début de la réaction, de

sorte que I'enzyme peut déclencher une autre enzyme (Boles, J.L et al, 1996).

Substrates

l Product

Active site

Figure 111-17 Mécanisme de dégradation des enzymes (Boles, J.L et al, 1996)
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Le mécanisme de dégradation des enzymes est illustré ci-dessus (Figure 111-17). La réaction
des enzymes commence par le principe de la " serrure et de la liaison ", ce qui signifie que pour
réagir avec le substrat, I'enzyme particuliére doit avoir une configuration tridimensionnelle et
un site actif qui est spécifiguement complémentaire du site du substrat qu'elle doit faire réagir,
sinon, si la forme de I'enzyme n'est pas completement complémentaire de la forme du substrat,

comme la clé de la serrure d'assemblage, la réaction ne se fera pas (Boles, J.L et al, 1996).

Toutes les enzymes peuvent effectuer leur réaction spécifique sans étre modifiées au cours
du processus, ce qui permet a un seul brin d'enzyme de briser successivement de nombreuses

molécules de polymere (Bose, C.C., 2016)

111.3.2.3. Briseurs encapsulés
Les briseurs encapsulés ont été développés pour permettre I'utilisation de concentrations
élevées de briseurs sans compromettre la viscosité du fluide pendant le pompage (Gulbis et al.,
1992). Dans un briseur encapsulé, le briseur actif est recouvert d'un film qui agit comme une
barriere entre le briseur et le fluide de fracturation. Le briseur peut étre libéré a la suite d'un
écrasement (Nolte, 1985), d'une rupture osmotique (Walles et al., 1988) ou de la diffusion du

produit chimique du briseur (Gupta et Cooney, 1992) a travers le polymeére de barriére.

Tous les types de produits chimiques, y compris les enzymes et les acides, peuvent étre
encapsulés. L'encapsulation est généralement colteuse, de sorte qu'un mélange d'agents de
rupture dissous et encapsulés peut étre utilisé pour obtenir le niveau d'agent de rupture souhaité

au moindre co(t.

111.3.3. Buffer
Pour une bonne dispersion et hydratation des polymeres, le pH de I'eau de mélange doit étre
soigneusement contrdlé. Le pH final du fluide influence également les réactions de réticulation

comme spécifié dans les sections suivantes.

Les tampons maintiennent la valeur du pH dans une région définie, qui dépend du systeme
utilisé. Un tampon est constitué d'un sel d'un acide faible avec son acide correspondant, par
exemple I'acétate de sodium (NaAc) et I'acide acétique (HAcC), ou alternativement d'un sel d'une
base faible et de sa base correspondante. Les tampons peuvent étre utilisés a n'importe quel pH
de I'échelle de pH.
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111.3.4. Bactéricides
Les biocides sont utilisés pour tuer les bactéries. Les bactéries aiment se nourrir de polymeres
naturels présents dans les fluides de fracturation. Elles peuvent donc réduire la viscosité du

fluide de fracturation et lui faire perdre sa capacité a transporter les agents de soutenement.

En outre, les bactéries peuvent également faire en sorte que les fluides du réservoir produisent
du sulfure d’hydrogene et deviennent acides, ce qui peut constituer un énorme probléme. C'est
pourquoi des biocides sont ajoutés aux réservoirs de mélange des fluides de fracturation. L'un
des exemples les plus courants de biocides est le gluteraldéhyde qui offre une trés bonne
protection contre les bactéries réductrices de sulfate (SRB) (Modern Fracturing, 2007).

111.3.5. Stabilisateurs
Les stabilisateurs sont utilisés pour empécher la dégradation des gels de polysaccharides a
des températures supérieures a 200°F (Thomas et Elbel, 1979). Les stabilisateurs courants sont

le méthanol et le thiosulfate de sodium (Na2S203).

Le thiosulfate de sodium est généralement utilisé a raison de 10 a 20 Ibm/1000 gal. Le
thiosulfate de sodium est le plus efficace des deux, augmentant la viscosité a des températures
élevées par un facteur de 2 a 10, selon la température et le temps d'exposition a la température
(Thomas et Elbel, 1979).

Le pH du fluide doit également étre pris en compte pour maximiser la stabilité du fluide. Le
guar et ses dérives sont hydrolysés a faible pH, en particulier a des températures élevées
(>200°F). Par conséquent, si la stabilité a long terme du fluide est souhaitée, il faut utiliser un
fluide a pH élevé.

111.3.6. Stabilisateurs d'argile
Les stabilisateurs d'argile sont des sels comme le chlorure d'ammonium ou le chlorure de
potassium, ajoutés de potassium, ajoutés aux fluides de fracturation a base d'eau pour empécher
le gonflement des sensibles a I'eau, c'est-a-dire les formations qui contiennent des argiles

pouvant étre mobilisées I'eau (Modern Fracturing, 2007).

111.3.7. Tensioactifs
Les tensioactifs sont utilisés pour réduire les tensions superficielles et interfaciales, et

modifier la mouillabilité des fluides pour faciliter leur récupération dans la formation.
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La réduction de la tension interfaciale entre les fluides du réservoir et I'eau empéche la
formation d'émulsions et réduit la perméabilité. La modification de la mouillabilité du fluide de
fracturation, en changeant son angle de contact de filtration dans la formation, facilite le

refoulement (Modern Fracturing, 2007).

111.4. Rhéologie du fluide de fracturation

Les exigences relatives aux fluides de fracturation sont de développer une viscosité suffisante
au moment et a la température d'exposition pour créer une géometrie de fracture et transporter
I'agent de souténement tout au long de la fracture, avoir une viscosité contrélable pendant et
apres le travail (profil de rupture), une faible friction dans les tubulaires pendant le pompage,
une bonne propriété de filtration du fluide, étre compatible avec les fluides de formation et de
complétion, moins colteux et non polluant a I'environnement (Clark, P.E, 1979).

111.4.1. Viscosité du fluide de fracturation
La viscosité est une mesure de la résistance d'un fluide a la déformation sous I'effet d'une
force ou d'une pression appliquée. La plupart des fluides de fracturation sont des fluides non
newtoniens, ce qui signifie que leur viscosité dépend du taux de cisaillement. La rhéologie des
fluides de fracturation est définie par le modele de loi de puissance, illustré dans I'équation
(Clark, P.E, 1979) :

T = Ky" -2
Ou 7 est la contrainte de cisaillement en unités de 1bf/ft?, v est le taux de cisaillement en sec-
1, K est l'indice de consistance en unités de Ibf-sec™/ft? et n est l'indice de comportement

d'écoulement sans dimension. (Clark, P.E, 1979)

Les valeurs de n et K sont calculées en tracant un graphique log-log (Figure 111-18) de la

contrainte de cisaillement en fonction du taux de cisaillement.
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Shear stress (Ibfift?)
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1 10 100 1000

Shear rate (s71)

Figure 111-18 Détermination des coefficients de loi de puissance a partir données du viscosimetre capillaire. (Craigie, L.J,
1983)

Les propriéetés des fluides sont généralement mesurées a l'aide de viscosimetres rotatifs a
géométrie cylindrique. Ainsi, les parametres obtenus dépendent de la géométrie et sont
représentés par n" et Kv. Ces parameétres ont été calculés pour tous les essais de viscosité réalisés
dans cette étude. (Craigie, L.J, 1983)

K
yl—n

Ho = -3

La pente de la partie rectiligne est égale a 1'indice de comportement n, et la valeurdetay=
1,0 s-1 est égale a I'indice de cohérence K. Un tracé log-log de pla en fonction de y a une pente

rectiligne de n - 1 lorsque le modeéle de loi de puissance est applicable selon I'équation.
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Figure 111-19 Viscosité de cisaillement de I'hydroxypropylguar (0,48 %) dans I'eau) (Craigie, L.J, 1983)

111.4.2. Taux de cisaillement, y
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En mécanique des fluides, le taux de cisaillement est une mesure de la vitesse a laquelle un
fluide s'écoule devant une surface fixe. Le taux de cisaillement peut étre considéré comme une

mesure de l'agitation d'un fluide. (Craigie, L.J, 1983)

111.4.3. Contrainte de cisaillement, T
La contrainte de cisaillement est la résistance que le fluide oppose a un taux de cisaillement
appliqué. Par exemple, il faut plus de force (ou de pression) pour pomper de I'eau a 20 bpm qu'a
10 bpm. (Goel, N et al, 2001)

111.4.4. Indice de comportement (n’)

Il décrit le degré de déviation des fluides newtoniens, n' est égal a la pente de la ligne droite
sur le tracé log-log et il est sans dimension. La plupart des fluides de fracturation sont pseudo-
plastiques lorsque n'<1 et il influence le profil d'écoulement a l'intérieur d'un tuyau. (Goel, N et
al, 2001)

111.4.5. Indice de consistance (K’)
K' peut étre trouvé a l'intersection entre la ligne droite et I'axe Y sur le graphique log-log.

Cette valeur donne une indication de la viscosité du fluide et son unité de mesure est Ibf/sec"/ft2.

111.4.6. APl RP 39 Essai de viscosité
Les tests rhéologiques tels que I'API RP 39 visent a caractériser les fluides de fracturation
dans des conditions de fond de trou a I'intérieur de la fracture (temps, température et taux de
cisaillement) afin de déterminer les paramétres techniques (connus sous le nom de loi de

puissance [n',K").

Le taux de cisaillement sur des travaux de fracturation typiques varie de quelques dizaines

de s-1 a quelques centaines de s-1 comme le montre (Figure 111-20) ci-dessous.
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Figure 111-20 Profil du taux de cisaillement pendant une opération de fracture (Goel, N et al, 2001)

L'API suppose que :

e Latempérature de I'échantillon doit atteindre la cible (+/- 5 degF) dans les 20 minutes
de I'essai.

e Les rampes de cisaillement doivent commencer lorsque la température de I'échantillon
atteint 90% de la cible ou apres les 20 premieres minutes.

e Lesrampes de cisaillement (taux de cisaillement nominal de 100s-1, 75s-1, 50s-1, 25s-
1, 75s-1, 100s-1 points bleus) doivent étre réparties uniformément toutes les 30 minutes
avec un taux de cisaillement constant de 100s-1 entre les deux pour toute la durée de

I'essai.

«——— Torsion Spring

Bob Shaft _,.

Rotor
+—— Fluid
Bob

Cross-Section Through Rotor & Bob

Figure 111-21 Illustration schématique de la configuration du rotor et de la bobine utilisés pour mesurer la viscosité. (Hill,
A et al, 2006)
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Parfois, des taux de cisaillement plus faibles sont utilisés entre les rampes de cisaillement
(40s-1 au lieu de 100s-1) en faisant valoir que cela est plus proche de la réalité, mais cela a pour
but de fournir une exposition au cisaillement plus faible au fluide et d'obtenir une viscosité plus

élevée.

La viscosité déterminée a partir de la géométrie de couette est dite "apparente" car le régime
de cisaillement n'est pas uniforme dans toute la géométrie de déformation. Elle s'approche d'un
régime de déformation uniforme lorsque I'écart entre la bobine et la coupelle est a la limite de
zéro. Dans les géométries normalement utilisées dans Fann 50 R1-B2, R1-B5 (Figure 111-21).
(Hill, A et al, 2006)

111.4.7. Régimes d'écoulement
La (Figure 111-22) illustre les trois différents régimes d'écoulement qu'un fluide peut
connaitre, I'écoulement piston étant a la vitesse la plus faible du fluide et I'écoulement turbulent

étant a la vitesse la plus élevée.

i | 'ia

)

Plug Laminar Turbulent

Figure 111-22 Les trois régimes d'écoulement [151]

Le régime d'écoulement est déterminé a I'aide du nombre de Reynold (NRe), comme suit :

NRre< 100 Ecoulement piston

100 < Ngre< 2000 Ecoulement
laminaire

Nge> 2000 Ecoulement
turbulent

Le nombre de Reynold pour un écoulement dans un tuyau peut étre trouve a partir de :
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2—-n/
Y riuidV

Prluid? 11-4
K'(96/d)™

Ngeo = 15.49

Ou v est la vitesse en pieds/seconde. Pour faciliter les choses, v peut étre facilement trouvé a
partir du débit, q :

q
v=17.157ﬁ 11-5

Avec g en bpm et d en pouces. (Hill, A et al, 2006)

111.4.7.1. Ecoulement piston
A faible débit, le fluide s'écoule avec un profil de vitesse presque uniforme. Le fluide se

déplace avec un front uniforme sur la quasi-totalité de la zone d'écoulement.

111.4.7.2. Ecoulement laminaire
Lorsque le débit augmente, le profil de vitesse commence a changer. Le fluide proche des
parois du tuyau (ou du conduit, ou de la fracture) s'écoule le plus lentement, tandis que le fluide
au centre du tuyau s'écoule le plus rapidement. La vitesse du fluide est fonction de la distance
par rapport a la paroi du tuyau. Ce type d'écoulement est également connu sous le nom de flux
laminaire. (Khade, S.D et al, 2004)

111.4.7.3. Ecoulement turbulent
Lorsque le déebit continue d'augmenter, le contraste de vitesse dans la zone d'écoulement
devient insoutenable, et le fluide se décompose en un écoulement turbulent. Celui-ci se
caractérise par une série de tourbillons et de remous a petite échelle, se déplacant tous dans la
méme direction générale. (Khade, S.D et al, 2004)

11.5. Endommagement due au fluide de fracturation
Un gel non brisé ou un polymere peut entrainer une réduction importante de la perméabilité
du Pack d'agents de souténement et avoir un effet negatif sur la conductivité de la fracture. Les
filtrations de fluide de fracturation dans la formation peuvent causer des endommagements du

front de fracture. Cela diminue la perméabilité de la formation a I'extérieur de la fracture.

Plusieurs propriétés peuvent étre utilisées pour évaluer la performance de la dégradation,
notamment la viscosité et la concentration des gels, ainsi que le poids des résidus des gels.

Cependant, la dégradation des gels ne signifie pas le retour du fluide, car aprés la dégradation,
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il reste beaucoup de résidus qui endommage la perméabilité des noyaux (Khade, S.D et al,
2004).

111.5.1. Type de gel et sa concentration
Différents types de gels ont été développés pour des conditions variées, et un méme rupteur
dégradant différents gels peut conduire a des résultats totalement différents. Bien que différents
types de gels aient une quantité différente de résidus apres dégradation, la quantité de résidus

dépend principalement des matériaux insolubles dans les gels. (Kraynik, A.M et al, 1984)

111.5.2. Types de briseurs et concentration
Comme chaque type de briseur fonctionne selon un mécanisme différent pour dégrader le
polymeére, chaque briseur produit une série de facteurs différents qui affectent la quantité de

résidus.

Le peroxydisulfate d'ammonium (APS) est I'un des oxydants les plus couramment utilisés.
Et I'enzyme la plus utilisée est I'enzyme spécifique de liaison (LSE). On a observé que les
casseurs enzymatiques permettaient une réduction du poids moléculaire plus efficace que les
casseurs oxydants. Des études ont montré que les broyeurs enzymatiques continuent a catalyser
la réduction du poids moléculaire des polymeéres pendant au moins huit semaines (Kraynik, A.M
et al, 1984).

L'augmentation de la concentration du brisant raccourcit le temps de dégradation et
augmente le degré de dégradation. Cependant, une concentration élevée de rupteurs est

nécessaire pour réduire les endommagements de I'emballage (Kraynik, A.M et al, 1984).

111.5.3. Température.

Bien que les différents types de rupteurs aient des plages de température d'application
différentes, lorsque la température dépasse la température d'application la plus élevée, les
rupteurs peuvent se décomposer, ce qui réduit I'effet de dégradation (Kraynik, A.M et al, 1984).
Avec une température plus élevée, méme sans ajout de rupteurs, la viscosité du gel diminuera,

ce qui est similaire a la dégradation du gel.

La température peut également raccourcir le temps nécessaire pour que les gels se dégradent
jusqu'a la performance de dégradation attendue, et l'utilisation de dispersants d'agrégats

polymeres peut reduire le blocage des pores a haute température, ce qui permet de conserver
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une perméabilité jusqu'a 150 % superieure a celle des rupteurs séparés (Kraynik, A.M et al,
1984).

Cependant, cela ne signifie pas que plus la température est élevée, meilleur est le degré de
dégradation. Les différents broyeurs ont des plages d'application de température différentes, si
la température est supérieure a la plage, le degré de dégradation diminuera. En particulier pour

les enzymes, lorsque la température est de 75°F.

En outre, pour I'application des oxydants, il existe encore des limitations de température. Si
la température est trop élevée, les brisants peuvent se decomposer et perdre la capacité de

dégrader les gels.

111.5.4. Quantité d'ions et pH des solutions
Pour l'influence des ions, la performance de dégradation des gels est significativement
affectée par le type d'ions dans I'eau produite, et diminue dans I'ordre de Als*>Mg>">Cax+>Na*

avec la méme concentration d'ions (Liu, Y et al, 2005).

En ce qui concerne I'effet des valeurs de pH, le pH peut affecter le processus de dégradation,
en particulier pour les enzymes. Les environnements d'application des enzymes sont

généralement recommandés comme légéerement acides (Liu, Y et al, 2005).

Lorsque la valeur du pH est comprise entre 3 et 5, les enzymes sont les plus actives et ont la
vitesse de réaction la plus élevée, lorsque la valeur est de 8, la vitesse de réaction diminue,
lorsque la valeur du pH augmente jusqu'a 10, les enzymes sont inactives mais peuvent encore
dégrader les gels lorsque le pH diminue, tandis que lorsque le pH augmente jusqu'a 12, les

enzymes se dénaturent et ne peuvent plus dégrader les gels (Liu, Y et al, 2005).

I11.6. Conclusion
Le polymeére qui se concentre dans le pack de proppant en raison de la fuite de fluide et de la
réduction de volume pendant la fermeture de la fracture est la principale cause
d'endommagements du pack de proppant. Les fluides réticulés aux borates sont moins
endommageants que les fluides réticulés aux organométalliques et la perméabilité du pack de

proppant est liée a la quantité et a I'efficacité du briseur.
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La concentration du polymere et le type de réticulant sont encore plus importants que le type
de polymere lorsqu'on considere I'effet du fluide de fracturation sur la conductivité du pack de

proppant.

Ainsi, une grande attention doit étre accordée a la perméabilité retenue par la fracture qui

conditionne le succés de I’opération de fracturation hydraulique.
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V. Chapitre IV
Etude expérimentale de la conductivité des

agents de souténement
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Chapitre 1V Etude expérimentale de la perméabilité de la conductivité des agents de
soutenement

1VV.1. Introduction

Pendant 1’opération de fracturation hydraulique, d'énormes quantités de gel sont pompées
dans la formation pour initier la fracture, la maintenir ouverte et transporter le proppant. La
conductivité de la fracture adimensionnelle (Fcd) est un parametre clé pour optimiser la
conception de la fracturation, pour estimer l'indice de productivité (PI) et le Folds Of Increase
(FOI).

Cependant, ces paramétres sont affectés par les résidus de gel qui diminuent la conductivité
de la fracture ; ainsi, le nettoyage des agents de soutenements est une étape tres importante pour
éviter des endommagements supplémentaires causés par le fluide de fracturation en raison de la

concentration élevée de gel et du temps de séjours de gel restant dans la fracture avant le Clean-

up.

Pendant toute la durée de vie du champ de Hassi Messaoud, en Algérie, la technique de
fracturation hydraulique a été utilisée principalement dans quatre formations productrices du
Cambrien, avec des caractéristiques de formation dure, une gamme de perméabilité moyenne et
une faible pression de réservoir (0,15 - 0,45 psi/ft) et une valeur de contrainte élevée entre 6 000
psi et 9 000 psi.

Dans ce chapitre, une simulation expérimentale est appliquée a l'aide d'une cellule autoportée
pour déterminer I'effet de différents parameétres sur la conductivité de la fracture dans diverses

conditions de fond ou multiples variables ont été utilisées.

Tous ces tests ont été effectués a long terme. Une chute importante de la conductivité de la
fracture a été observée, variant entre 10 % et 80 % sous des contraintes a intervalle de 2 000 psi
et 8 000 psi, une concentration de gel allant jusqu'a 200 1b/1000 gal, a différentes concentrations

de briseur de gel a temps et température prolongeés.

Ensuite, la rhéologie du fluide réticulé au borate a été étudiée avec des concentrations de

briseurs de courant différents dans des conditions de fond de trou a l'aide du rhéomeétre Fann50.
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Les résultats montrent que la viscosité du fluide, bien que I'utilisation d'un agent de rupture

ait permis de conserver des fragments de gel qui bloquent les pores du Pack de proppant et

limitent le flux de la source vers le puits a travers la fracture.

La viscosité des échantillons de gel de flow-back collectés montre une viscosité instable avec
des piques élevées de viscosité du gel qui représente la viscosité des parties non cassées du gel.

IV.2. Problématique

L'objectif principal d’une opération de fracturation hydraulique est d'augmenter la
productivité du puits en créant un chemin hautement conducteur par rapport a la perméabilité
du réservoir. La conductivité des fractures fait I'objet d'études depuis le début de la fracturation

hydraulique.

En janvier 2019, pres de 500 puits ont été fracturés hydrauliquement a Hassi Messaoud, les
opérations de fracturation réalisée dans ce champ différent sensiblement des autres champs.
Pour maintenir les niveaux de production actuels, des traitements de stimulation sont
continuellement effectués pour améliorer la récupération du réservoir (Ricardo Jesus Soto
Maldonado, 2019).

n

Période entre la fracturation et le nettoyage (Jour)

Débit de production avant et aprés fracturation (m3/h)

=
n

0 0

Puits] Puits2 Puits3 Puits4 Puits5 Puitsé Puits7 Puits8 Puits9 Puits10 Puits11 Puitsl2 Puits13 Puitsl4 Puitsl5 Puits16 Puits17 Puits18 Puitsl19 Puits20

Q avant (m3/h) ®Q aprés (m3/h) m Période entre la fracturation et le nettoyage (Jour)

Figure 1V-1 Données de 20 puits fracturés a Hassi Messaoud entre 2018 et 2020
Note : Certains puits ont été fermés avant les opérations hydrauliques en raison de la non-rentabilité.
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Cependant les technologies de stimulation conventionnelles telles que I'acidification de la

matrice et la fracturation hydraulique a base d'eau avec un systeme de fluide polymere ont
souvent des résultats insuffisants (Figure 1V-1, puits 2, 6 & 18). Cette circonstance peut étre
expliquée par des paramétres de géometrie de fracture non atteints et une faible conductivité de
fracture retenue en raison des endommagements causés par la concentration élevée du polymeére
et le temps de séjours entre la fermeture et I'opération de Clean-up (Figure V-1, puits 6 & 7),
ce retard est principalement di a I'indisponibilité des unités de Coiled Tubing en raison de
I'activité élevée des interventions sur les puits et en raison du codt supplémentaire du travail de

nuit.

Dans le champ de Hassi Messaoud ce phénomeéne est tres couramment observe, ci-dessous
repris dans le Figure 1V-1 sont 20 puits fracturés, la période entre I’opération de fracturation et
I'opération de nettoyage, le taux de production avant et apres I’opérations sont également

regroupés.

1VV.3. Plan de recherche

L'objectif de cette étude est de déterminer I'effet des facteurs suivants sur la conductivité de

la fracture :

e Effet du type de proppant ;

o Effet de la concentration de gel de guar ;

e Effet de la température sur la rétention du polymere ;
e Effet de la concentration du briseur ;

e Effet de la pression de fermeture ;

o Effet de la rhéologie du fluide de fracturation.

Ce chapitre, par conséquent, ménera une série de simulation d'expériences pour identifier
I'effet des parametres mentionnés sur la conductivité de la fracture dans des conditions de fond

en utilisant une cellule fabriquee qui est simple, robuste et originale.

IVV.4. Caractérisation des échantillons

IV.4.1. Agents de souténement
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Deux types des agents de souténements ont été sélectionnés pour mesurer la leurs

conductivités dans les conditions de fonds :
e Agents de souténements a base de bauxite de taille 20/40. Figure 1V-2.

e Agents de souténements a base de bauxite de taille 30/50. Figure 1V-3.

Figure V-2 Agent de soutenement en Bauxite de taille 20/40 utilisé dans les expériences

Figure IV-3 Agent de soutenement en Bauxite de taille 20/40 utilisé dans les expériences
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Ces deux types sont largement utilisés dans le champ de Hassi Messaoud (Figure 1V-4) a
cause des contraintes ¢levées de la roche. Voir chapitre I pour plus d’information sur ce type

d’agents de souténement.

Puits 2 Puits 3 Puits 4 Puits 5 Puits 6 Puits 7 Puits 8 Puits 9 Puits 10 Puits 11

120,000

100,000

30,000

60,000

40,000

Quantité d'agent de souténement (Ibs)

20,000

Puits 12

Hassi Messaoud
2019

Hassi Messaoud
2018

Puits 1

Figure V-4 Quantité des agents de soutenement en Bauxite utilisés a Hassi Messaoud

Puits t‘lactul €s

= 30/50 HSP,1b = 20/40 HSP, Ib 16/30 HSP. 1b

Une fracturation a Hassi Messaoud commence généralement par le placement d'une quantité
des agents de soutenement en Bauxite de taille 30/50 avec une concentration progressive de 1 a
2 PPA, suivi des agents de souténement en Bauxite de taille 20/40 de 3a 6, 7 ou 8 PPA (Tableau
IV-1).

Tableau V-1 Exemple de programme de pompage mesuré pour une fracturation dans le champ d'Hassi Messaoud.

Masse
Concentra
Nom | Volum | Débit du Te(;r(;ps Volum Type des tion des a;eer?ts
dela edu Slurry . edu agents de agents de
phas | Slurry | (bbl/min pon;pag L gl el fluid | soutenemen | souténeme smieéne
e (bbl) ) (min) (gal) t nt I
(PPA) (Ib)
Pre- Gel linéaire 35
Pad 99.8 27.2 44 Ib/1000 gal 4168 0.0 0
Gel réticulé
Pad 379.4 34.9 10.9 (35 Ib/1000 15933 0.0 0
gal) en Borate
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Gel réticulé
101 gg1 | 351 25 (351b/1000 | 3501 | S0/50en 1.0 3468
PPA Bauxite

gal) en Borate

Gel réticulé
20 | 908 | 352 26 (351b/1000 | 3575 | S0/80en 2.0 7038
PPA Bauxite

gal) en Borate

Gel réticulé
30 | qoa9 | 352 3.0 (351b/1000 | 4001 | 20/40en 3.0 12123
PPA bauxite

gal) en Borate

Gel réticulé
40 | 1079 | 351 3.1 (351b/1000 | 4003 | 20/40en 4.0 15909
PPA bauxite

gal) en Borate

Gel réticulé
50 | 4111 | 352 3.2 (351b/1000 | 4003 | 20/40en 5.0 19902
PPA bauxite

gal) en Borate

Gel réticulé
6.0 | g57 35.1 2.4 (351b/1000 | 3002 | 2%/40en 6.0 17916
PPA bauxite

gal) en Borate

Gel réticulé
70 1 1505 | 352 43 (351b/1000 | 5129 | 20/40en 7.0 36695
PPA bauxite

gal) en Borate

Gel linéaire 35
Flush | 1669 | 35.2 48 b/1000 o | 7025 0.0 0

IV.4.2. Guar gomme
En raison de leur faible co(t, de leur haute performance et de leur facilité de manipulation,

les fluides a base d'eau sont les fluides de fracturation les plus utilisés (Economides, Michael J.,

2000).

5,000

4,500

4,000
2 3.500
g 3,000
B0
< 2500
=
£ 2.000
=
=
& 1.500

1.000

500 I
Puits 1 Puits 2 Puits 3 Puits4 Puits 5 Puits 6 Puits 7 Puits 4 Puits 7 Puits 9 Puits 10 Puits 11 Puits 12
Hassi Messaoud 2019 Hassi Messaoud 2018

Figure 1V-5 Pompage du gel de guar dans le champ de Hassi Messaoud a 35 1bs/1000 gal (2018-2019)
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A Hassi Messaoud les fluides de fracturation a base d'eau composés d'un agent gélifiant de

guar raffiné (Figure 1V-5) réticulé par un agent de réticulation de type borate sont largement
utilisés a une concentration comprise entre 30 et 35 1b/1000 gal, ce type de fluide est stable dans

la température du gisement de Hassi Messaoud 120°C.

Figure IV-6 Echantillon de guar utilisé dans les tests

La poudre de gel de Guar Polysaccharide (Figure 1V-6) a été utilisée pour préparer le gel
linéaire dans les tests du laboratoire. On a estimé que la perte de fluide pendant I’opérations de
fracturation et pendant la fermeture augmente la concentration de polymeres dans la fracture

apreés la fermeture.
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CH20H

— 1st Bond Clevage

~— 2nd Bond Clevage

n

Figure IV-7 squelette de mannose (avec chaine latérale de galactose)

Ainsi, les concentrations utilisées pour préparer le gel linéaire (Figure 1V-7) comme fluide
de base étaient comprises entre 50 et 200 1b/1000 gal, car les concentrations de polymeres apres
la fermeture peuvent atteindre 200 1b/1000 gal a 1 000 Ib/1000 gal, soit 5 a 7 fois les
concentrations de surface (Penny, 1987) et peuvent atteindre 20 fois (Hawkins, 1988), ce qui

entraine une réduction de la perméabilité de la fracture et donc de sa conductivité.

IV.4.3. Agent de réticulation
L'acide borique B(OH)s (Figure 1VV-8) a été utilisé comme réticulant car c'est I'un des types
les plus utilisés dans la région de Hassi Messaoud, une concentration de comprise entre 5 et 6
Ibs/1000 gal a été considérée pour préparer le fluide réticulé pour les tests de perméabilité des

proppants.

Figure 1V-8 Echantillon de réticulant au borate utilisé
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Un activateur de pH comme la Soude caustique a été utilisé pour ajuster le pH du gel linéaire

entre 9 et 10 afin que I'agent de réticulation puisse fonctionner correctement. La concentration
de I'activateur de pH dépend de la salinité, de la concentration en bicarbonate et de la dureté de

I'eau de mixage.

IV.4.4. Briseurs de gel (Breakers)
Les peroxydes inorganiques et organiques ont été décrits dans la littérature (Bielewicz, 1998).
Ces matériaux dégradent les chaines de polymeres par des mécanismes d'oxydation sont
habituellement utilisés comme briseurs dans la région de Hassi Messaoud, particuliérement le

bromate de sodium et les sels de persulfate.

Figure 1V-9 Brisure de bromate de sodium utilisée
Le briseur d'oxydation composé de bromate de sodium (Figure 1V-9) a été utilisé dans les
expériences de mesure de la conductivité des agents de souténement parce qu'il est tres soluble

dans I'eau et qu'il est ajouté au fluide de fracturation sous forme de solution aqueuse.
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Figure IV-10 Brisure de persulfate utilisée

Les sels de persulfate (Figure 1VV-10) ont été considérés dans les tests de rheologie du fluide

de fracturation sont les briseurs d'oxydation les plus couramment utilisés dans les fluides de
fracturation.

1V.4.5. Eau distillée et Gasoil

De I'eau distillée a été utilisee pour préparer le gel linéaire et le gel réticulée.

Tableau 1V-2 Spécifications du gasoil Algérien

Spécifications Densité Viscosité Point de trouble  Pouvoir calorifique  Point d*éclair

Gasoil 0,820a15°C 4mm#sa20°C 1°C 43 000 kd/kg 52466 °C

Du gasoil de Sonatrach a été utilisé pour étre injecté et mesurer la perméabilité du proppant.

IVV.5. Caractérisation des équipements
IV.5.1. Cellule de confinement
Afin de mesurer la perméabilité¢ de I'échantillon d’agent de souténement, une cellule de
confinement a été proposée (Figure 1VV-11). Un piston en acier inoxydable a été construit pour
étre rempli d’agent de soutenement et de fluide de fracturation et soumis a une contrainte

calculée & une température constante en utilisant différentes concentrations de gel.
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A
" N

__—4

Figure IV-11 Composants du piston fabriqués

La cellule (Figure 1VV-15) peut contenir un échantillon de 4 cm de diametre, une longueur de
10 cm au maximum et une longueur de 5 cm au minimum. Deux petits filtres ont été utilisés
dans le canal d'entrée et de sortie du fluide injecté pour éviter le transport de proppant en dehors

de la chambre de confinement. La cellule est composée de trois parties principales :

IV.5.1.1. Cylindre :
Il est de 16 cm de longueur, 6 cm de diameétre avec un épaisseur de 1 cm. Le cylindre (Figure

IV-12) est fileté a sa base pour pouvoir étre fermé par le bouchon.

De l'autre c6té le cylindre a une extension dans son épaisseur de 2 cm avec 4 trous pour les

écrous afin de pouvoir fixer la pression appliquée par le piston sur le proppant.

1VV.5.1.2. Piston :
Il a une largeur de 4 cm et une longueur de 11,5 cm. Le piton est équipé de 3 joints toriques
pour éviter la fuite de fluide a I'extérieur de la cellule lors de la mesure de la perméabilité. Le
piston (Figure 1V-13) est percé d'un petit canal de 2 mm a I'entrée du fluide dans la chambre de

confinement.
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Pour pouvoir étre connecté a l'installation de mesure de la perméabilité, le piston a une
extension filetée de l'autre coté. Quatre trous sont construits pour les écrous pour fixer la
pression appliquée pendant les expériences.

IVV.5.1.3. Bouchon :
Pour pouvoir remplir la cellule avec de I'agent de soutenement, un bouchon (Figure 1V-14)
de 6,9 cm de rayon et de 4 cm d'épaisseur a été construit pour fermer la chambre de confinement.

Le bouchon est fileté des deux cotés, le premier pour fermer la cellule a sa base et le deuxieme
pour étre connecté a l'installation de mesure de la perméabilité.

Le bouchon a une forme hexagonale pour pouvoir étre serré et un joint torique a également
été utilise pour éviter les fuites a I'extérieur de la cellule.
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Figure 1V-12 Corps du cylindre a piston pour la mesure de la perméabilité des proppants
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Figure 1V-13 Piston fabriqué pour la mesure de la perméabilité des proppants
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Figure 1V-14 Bouchon de piston pour la mesure de la perméabilité des proppants
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Figure 1V-15 Piston complet avec ses trois parties principales
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IV.5.2. Installation de mesure de la perméabilité

Pour mesurer la perméabilité du proppant, une installation (Figure 1V-16) a eté réalisée,

composée de :

)

Figure 1V-16 Schéma d'installation de la mesure de perméabilité du proppant

1V.5.2.1. Réservoir de gasoil
Un réservoir de Gasoil est utilisé pour maintenir une pression hydrostatique pour la pompe

d'injection.

1V.5.2.2. Tuyaux et vannes
L'installation contient plusieurs vannes pour contréler le chemin d'écoulement et une vanne
de retour pour controler le débit.

L'installation est équipée d'un croisement avec filetage pour connecter la cellule de

confinement pour la mesure de la perméabilité.

1VV.5.2.3. Pompe a gasoil

Page 117 de 205



Chapitre 1V Etude expérimentale de la perméabilité de la conductivité des agents de
souténement

Pour l'injection de gasoil, une Pompe a carburant électrique haute pression (Figure 1V-17) a

été utilisée pour maintenir un taux constant pendant I'injection de la perméabilité du proppant.

o@®

e
VN ®

Figure 1V-17 Pompe a carburant électrique haute pression

1V.5.2.4. Manomeétres
Plusieurs manometres (0 a 10 bars) (Figure 1V-18) sont installés dans I’installation pour

mesurer la différence de pression pendant la mesure de perméabilite.

Figure 1V-18 Manomeétre de pression utilisé
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Figure IV-19 Schéma d'installation de la mesure de perméabilité

IVV.5.3. Rhéométre Fann 35
Pour vérifier la viscosité du gel linéaire, on a utilisé les viscosimetres Fann Model 35 qui
sont des instruments a lecture directe disponibles en six vitesses d'utilisation.

Les viscosimétres Fann Model 35 sont utilisés dans la recherche et la production. Ces
viscosimétres sont recommandés pour évaluer les propriétés rhéologiques des fluides,
newtoniens et non-newtoniens.
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Figure 1V-20 Viscosimeétre modéle 35SA

Le modéle comprend une enveloppe de rotor R1, une bobine B1, un ressort de torsion F1 et
une coupelle d'échantillon en acier inoxydable pour des essais conformes a la pratique
recommandée par I'American Petroleum Institute pour les essais sur le terrain des fluides de
forage a base d'eau, a la spécification APl RP 13B-1/ISO 10414-1.

IV.5.4. Viscosimétre CHANDLER 5550 HPHT
Le viscosimetre HPHT modéle 5550 est un viscosimetre a cylindre concentrique qui utilise la
géomeétrie de rotor et de bob acceptée par l'industrie de I'énergie. Sa conception répond aux
exigences définies dans les normes ISO et API pour la mesure de la viscosité des fluides de

complétion a haute pression et haute température.
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Figure 1V-21 Viscosimétre CHANDLER 5550 HPHT

Le viscosimetre Chandler Engineering modeéle 5550 a été utilisé pour tester la rhéologie du
fluide fracturation. Il est un viscosimétre haute pression et haute température congu pour tester

une variété de fluides pétroliers.

IV.5.5. Presse Hydraulique
Pour simuler la pression appliquée sur le proppant dans la fracture, une presse hydraulique
Big Red (Figure 1V-22) a éte utilisée avec une force maximale de 10 tonnes. Pour simuler la
contrainte appliquée sur le proppant a l'intérieur de la fracture, on a utilisé une presse

hydraulique qui possede une jauge pour lire la force appliquée.
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Piston ram is treated and )
polished to resist skiving Includes a dial gauge for dual

metric/tons pressure readings

Constructed of high-grade steel
and built to exacting standards

for quality and durability Extfa-lung handle included

for easy pumping force

Paint is oil-, grease-
and dirt-resistant for
easy cleanup

Figure I1V-22 Presse hydraulique d'établi de 10 tonnes Big Red

Dans le champ de Hassi Messaoud, les pressions de fermeture sont généralement comprises
entre 8 000 psi et 11 000 psi ().

12,000

10,600

8,000
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Hassi Messaoud 2019

Pressure (psi)

Figure 1V-23 Pressions de fermeture dans le champ d"Hassi Messaoud

IV.5.6. Etuve universelle UN30

La température est un parametre trés important dans la fracturation hydraulique et pour s'en
assurer, I’étuve universelle UN30 (Figure 1\V-24) a été utilisé pour le contrdle de la température

dans les essais de conductivité des agents de soutenement. Généralement la température du
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réservoir de Hassi Messaoud est 120°C pour cela cette étuve a été utilisée pour pouvoir simuler

les conditions de fond en sélectionnant le temps et la température souhaités pour les tests.
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Figure 1V-24 Etuve universelle UN30

IV.5.7. Mixeur

Pour préparer le gel linéaire un mélangeur AM120Z-H qui est un mélangeur numerique de

laboratoire a été utilisé pour assurer une bonne hydratation de la poudre de gel de guar dans

I'eau.

Figure 1V-25 Overhead Stirrer AM120Z-H

Il s'agit d'un overhead numeérique avec une fonction de vitesse variable, un fonctionnement

simple dans une gamme de vitesse plus large, s'appliquer a une agitation liquide stable, en

particulier pour le mélange d'un petit volume d'échantillons, de pétrole, de produits chimiques
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et médicaux. Il est congcu pour le laboratoire de haute viscosité du liquide d'agitation et de

mélange.

IVV.6. Mode opératoire

IV.6.1. Essai de taille de Agents de souténement

Un échantillon fractionné de 100 g de chaque type d’agent de souténement a été utilisé pour
les essais. Le tamiseuse Retsch A200 (Figure 1VV-26) a été secouée pendant 15 minutes. Le

(Tableau 1V-3) ci-dessous indique les tailles de tamis utilisés pour tester différentes tailles de

agents de soutenements

Figure 1V-26 Tamiseuse Retsch A200.

Tableau 1V-3 Pile de tamis utilisée pour différentes tailles d’agents de souténements

Agents de souténement typique 20/40 30/50
Désignations

Tamis Tailles d*ouverture, pm 850/425 | 600/300
Pile de 16 20
Tamis 20 30
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25 35
30 40
35 45
40 50
50 70
Pan Pan

IV.6.2. Rondeur et sphéricité
La sphéricité et la rondeur des agents de soutenement ont été mesurer parce qu’ils affectent
de maniere significative la résistance a I'écrasement et la conductivité des agents de

souténement.

Plus la sphéricité et la rondeur sont elevées, meilleures sont la résistance a I'écrasement et la

conductivité des agents de souténement.

Un degré plus élevé de rondeur et de sphéricité est préférable pour une meilleure distribution
de la charge, moins de fines écrasées genérées et une meilleure conductivité du Pack des agents
de souténements. L'amélioration de la rondeur et de la sphéricité permettra une plus grande
porosité et perméabilité. (Economides, 2009 ; Kamat et al., 2011 ; Zoveidavianpoor et Gharibi,
2016).
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Figure 1V-27 Graphique de la sphéricité et de la rondeur (d'aprés Krumbein et Schloss, 1963)

Conformément a la norme 1SO 13503-2:2006, la sphéricité, la rondeur des agents de
souténement, un microscope Bresser 5,013,000 (300-500 um) (Figure 1V-28) a été utilisé. Le

diagramme de Krumbien et Sloss (Krumbein et Schloss, 1963) a été utilisé, comme le montre
la figure suivante (Figure 1V-27).

e
Figure 1V-28 microscope Bresser 5,013,000
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IV.6.3. Densité apparente et gravité spécifique

1V.6.3.1. Densité apparente (Bulk Density)

Elle décrit la masse de proppant qui remplit un volume unitaire, comprenant a la fois le
proppant et le volume vide (Figure 1V-30), il est utilisé pour estimer les volumes de transport
et le volume réel de la fracture. Les étapes suivantes ont été suivies afin de calculer la densité
apparente.

1. Le cylindre en laiton calibre, sec et propre, a été pesé et enregistré comme W,,.

2. Latempérature de I'échantillon de proppant était de 25°C.

3. Avec la sortie de I'entonnoir fermée et le cylindre centré sous la sortie de I'entonnoir,
I'échantillon est versé du bécher dans I'entonnoir.

4. La bille a été déplacée vers le haut, a droite ou a gauche de l'ouverture au fond de
I'entonnoir et I’agent de souténement a pu tomber librement pour remplir le cylindre.

5. Immédiatement apres le vidage de I'entonnoir, une cale droite est passée une fois en
contact avec le bord du cylindre pour niveler la surface de 1’agent de souténement.

6. Le cylindre rempli d’agent de souténement est pesé et enregistré comme V.

7. Ladensité apparente a été calculée comme suit :

Wy

=— V-1
Pp v,

pp densité apparente de I'agent de souténement, g/cm?;

W, poids du proppant, g;

V. volume du cylindre, ml.
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Figure 1V-29 Dispositif de mesure de la densité apparente 1SO

1V.6.3.2. Gravité spécifique apparente (SG)
Elle représente la densité apparente d'une seule pastille (Figure 1VV-30). Bien qu'elle inclue
toute porosité interne de la particule de proppant, elle exclut la porosité entre les grains. Elle est
utilisée pour estimer les temps de sédimentation du proppant.

/Apparent density
Bulk density

Absolute density (Specific Gravity)

Figure 1V-30 Représentation visuelle des densités volumique, apparente et absolue

La densité apparente a été mesurée en suivant les étapes qui suivent :

e Peser le pycnométre (Figure 1V-31) sec et vide et enregistrer la masse sous la forme
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e Remplir le pycnométre jusqu'a la ligne de remplissage avec le fluide d'essai a

température ambiante et peser le pycnometre rempli de fluide d'essai my, 4 ;

e Tarer le plat de pesée, puis ajouter environ 10 g d'échantillon de proppant m,, ;

e Vider environ la moitié du volume de liquide dans le pycnometre et transférer
I'échantillon de proppant pesé du plat de pesée au pycnometre ;

e Ajouter suffisamment de liquide d'essai a température ambiante dans le pycnomeétre et
le remplir jusqu'a la ligne de remplissage ;

e Peser le flacon contenant le proppant et le liquide d'essai my,.14 ;

e Densité du liquide d'essai, pi, exprimee en grammes par centimétre cube ;

me1—Mm
pr=—"0—1 V-2

pyc

e my,q est la masse, exprimée en grammes, de la fiole remplie du liquide d'essai a
température ambiante ;

e my est la masse, exprimée en grammes, de la fiole vide et seche ;

e V., estlevolume, exprimé en centimétres cubes, du pycnometre.

pyc

py = e L IV-3
P Meyg +My —Mpygyy

La densité apparente, p,,, exprimée en grammes par centimetre cube ;
m,, est la masse, exprimée en grammes, du proppant ;
my,q est la masse, exprimée en grammes, du ballon et du liquide a température ambiante ;

my,.1.p €St la masse, exprimee en grammes, du ballon, du liquide et du produit de soutenement

a la température ambiante ;

p la densité du liquide d'essai, exprimée en grammes par centimétre cube.
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Figure 1V-31 1SO 13503-2: 25 ml pycnométres

IV.6.4. Conductivité des agents de souténement a long terme
La conductivité a long terme du proppant a été mesurée dans des conditions multiples afin
d'étudier I'effet de la pression de fermeture, des résidus de gel, du temps, de la température, du
rupteur et de la concentration de gel en suivant le programme de tests et les étapes mentionnées

dans la section suivante.
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Tableau 1V-4 Conditions d'essai pour I'effet de la pression de fermeture sur la perméabilité des proppants 20/40 et 30/50 HSP.

Pression Type des agents de souténement Température Temps
(psi) (°C) (h)
2,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50
3,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50
4,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50
5,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50
6,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50
7,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50
8,000 Bauxite de taille 20/40 Bauxite de taille 30/50 120 50

Tableau 1V-5 Test conditions for fracturing fluid effect on 20/40 proppant permeability under 6,000 psi & 120 °C.
Concentration du gel Type des agents de Concentration du briseur Temps Concentration du réticulant | Température | Pression
(Ib/1000 gal) souténement (Ib/1000 gal) (h) (Ib/1000 gal) (°C) (psi)
0 | 50 | 100 | 150 | 200 | Bauxite de taille 20/40 20 12 6 120 6,000
0 24
5 24
. . 10 24
50 Bauxite de taille 20/40 15 o 6 120 6,000
20 24
25 24
0 24
5 24
100 Bauxite de taille 20/40 10 24 6 120 6,000
15 24
20 24 36
25 24
0 24
5 24
150 Bauxite de taille 20/40 10 24 6 120 6,000
15 24
20 24 48
25 24
50 | 100 | 150 | 200 | Bauxite de taille 20/40 20 60 120 6,000
50 | 100 | 150 | 200 | Bauxite de taille 20/40 20 72 120 6,000
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IV.6.4.1. Préparation du gel linéaire
1. Mesurez 500 ml d'eau déminéralisée dans un récipient de 1 litre.
2. Mesurez le pH initial de I'eau a lI'aide d'un pH-metre.
3. Ajouter la quantité requise du briseur dans le mixeur (exemple : pour 10 1b/1000 gal ajouter
0.6 grammes de guar a 500 ml)
4. Ajouter la quantité requise du guar dans le mixeur (exemple : pour 50 Ib/1000 gal ajouter 3
grammes de guar a 500 ml), en tournant a une vitesse permettant de créer un vortex jusqu'aux
lames.
5. Continuez a remuer a une vitesse plus faible pour éviter I'inclusion de bulles d'air dans le gel.
Laisser un certain temps au gel pour s'’hydrater.

6. Mesurez la viscosité a 300 rpm (511 sec-1) sur un Fann 35 avec R1-B1.

Figure 1V-32 Echantillon de gel linéaire préparé avec 50 Ib/1000 gal

IV.6.4.2. Préparation du gel réticulé
1. Prendre 495 ml du gel linéaire préparé

(a) Préparation du réticulant :
Mettre 4.3 ml d'eau dans un erlenmeyer. Remuer a l'aide d'un agitateur magnétique.
Peser 0,9 g de Soude caustique et I'ajouter lentement dans I'erlenmeyer tout en remuant.

Mesurez 0,36 g d’acide borique et ajoutez-le dans I'erlenmeyer tout en remuant.

o ~ w0 N

Laissez vieillir la solution de réticulation pendant 30 minutes
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6. Poids de la solution de réticulant = 0,36 poids de borate + 0,9 poids de soude caustique

+ poids d'eau 5 g.
7. Mesurer la gravité spécifique a I'aide d'un hydrometre (1,3).
(b) Réticulation du gel et ’ajout des agents de soutéenement
8. Mettre les 490 ml de gel linéaire dans le mixeur
9. Mesurer la quantité nécessaire des agents de souténement a ajouter selon le volume
d’échantillon dans la cellule.
10. Ajuster la vitesse d'agitation pour créer un vortex a I'extrémité de l'agitateur.
11. Ajoutez le réticulant prépare dans le gel lineaire.
12. Vérifiez le pH du gel réticulé

(c) Préparation de la cellule

Figure 1V-33 Mise en place de I'échantillon de proppant et de fluide de fracturation dans la cellule de confinement.

13. Le mélange a ensuite été placé dans la cellule de confinement et pressurisé sous
différentes contraintes entre (2 000 psi - 8 000 psi) a l'aide de la presse hydraulique,

14. Deux filtres métalliques sont utilisés pour éviter le transport de I’agent de souténement
en dehors de la cellule pendant la compression de 1’échantillon et aussi pendant I’écoulement
du fluide pour mesurer la perméabilité.

15. Les écrous ont été utilisés pour maintenir la pression appliquée sur le proppant.
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Figure 1V-34 Compression de la cellule de confinement

16. La cellule de confinement a été placée dans I’étuve & 120 °C, qui est la tempeérature du
réservoir de Hassi Messaoud Field

17. La cellule est maintenue a différentes durées entre 12 h et 72 h.

Figure IV-35 Mise en place de I'échantillon dans une étuve
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18. Enfin, la cellule de confinement a été retirée de I’étuve et connectée a l'installation.
(d) Mesure de la perméabilité
19. La perméabilité a été calculée en injectant le Gasoil.
20. Au début, le gel et le Gasoil commencent a s'écouler de la cellule de confinement, le
taux stable de Gasoil est maintenu jusqu'a ce que le Gasoil soit clair.
21. Les tableaux Tableau 1V-4 et Tableau V-5 représente les parametres utilisés pour la

mesure de la perméabilité des proppants.

Pendant la mesure de la perméabilité du proppant, une méthode d'écoulement en régime
permanent a été appliquée. Afin de maintenir un debit constant, une vanne a pointeau a été
installée derriere la cellule de confinement pour maintenir une pression constante. La pression
dans le cylindre est surveillée par les manomeétres et le débit peut donc étre calculé en mesurant

le volume sorti de la cellule de confinement et le temps.

La permeabilité a été mesurée en utilisant la loi de Darcy :

Q.ulL
K=—7——-— V-4
A.(Py—Py)

K est la perméabilité du Pack de proppants (Darcy).

u est la viscosité du fluide d'essai a la température d'essai (cP).

Q est le débit (cm3/s).

L est la longueur entre les orifices de pression (cm).

A est la surface de la section transversale de I'unité d'essai perpendiculaire & I'écoulement (cm2).

AP est la perte de charge (pression amont moins pression aval) (atm).

IV.6.5. Rhéologie du fluide de fracturation
I1VV.6.5.1. Viscosité des fluides linéaires
Pour déterminer la viscosité des fluides linéaires, on utilise principalement le rhéometre

Fann modele 35 (Fann 35). Les éléments suivants sont nécessaires :

e Viscosimeétre Fann 35 avec les parametres appropriées (facteur de vitesse, facteur R-B et
facteur de ressort).

e Rotor et bob
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e Coupe d'échantillon Fann 35
e Fluide de fracturation

e Un thermomeétre

Pour mesurer la viscosité du gel linéaire, les étapes suivantes ont été respectées :

1. Installez le rotor et le bob s'ils ne sont pas déja la.

2. Remplissez le godet d'échantillon jusqu'a la marque avec du fluide de fracturation.

3. Placez la coupe d'échantillon sur la scéne. Les trois broches situées au fond de la coupelle
s'insérent dans trois trous de la platine.

4. Levez la platine jusqu'a ce que la coupelle d'échantillon soit au niveau de la marque sur le
rotor.

5. Réglez le Fann 35 sur le taux de cisaillement souhaité (300 rpm).

6. Laissez le cadran arriver a une lecture stable et enregistrez la lecture.

7. Mesurez et enregistrez la température du fluide.

1VV.6.5.2. Viscosité des fluides réticulés

Les éléments suivants ont été utilisés pour réaliser ce test :

e Viscosimeétre haute pression et haute température (HPHT), Fann 5550 avec les parameétres
appropriés (facteur de vitesse, facteur R-B et facteur de ressort),

¢ Rotor et bob 5 ou bob 5X ; les différents bobs auront des rampes de taux de cisaillement
différentes.

e Echantillon de fluide de fracturation.

Pour effectuer les tests de rhéologie du gel HPHT :

1. Mettez le viscosimétre et son ordinateur sous tension.

2. Fournir de I'eau et de I'azote (N2)

3. Préparer le fluide de fracturation réticulé comme décrit dans la section de préparation du
fluide réticulé.

4. Activez le programme informatique du viscosimetre a puis Heat Bath.

5. Placez environ 26 ml (pour un bob 5) du gel réticulé dans la coupelle du rotor, suivi de la

quantité requise de fracturant.
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6. Placez environ 26 ml supplémentaires du gel réticulé dans la coupe du rotor.

7. Retirez le couvercle du bain d'huile et fermez la porte vitrée. 10.

8. Choisir le bob 5, le taux d'agitation a intervalle (118 rpm) et le point de consigne de la

température finale.
IV.7. Reésultats et discussions
IV.7.1. Tests préliminaires sur les agents de souténement
IV.7.1.1. Sphéricité, rondeur et densité
Apres avoir vérifié la sphéricité, la rondeur et la densité des agents de soutenement utilisés

dans les expériences, les résultats suivants ont été obtenus :

Tableau 1V-6 Résultats de la sphéricité, la rondeur et la densité des agents de souténement utilisés

Agent de L . Densité
. Sphéricité Rondeur Densité
souténement apparente
Bauxite 20/40 0.9 0.9 3.6 214
Bauxite 30/50 0.9 0.8 35 2.06

La sphéricité et la rondeur des agents de soutenement affectent de maniére significative la
résistance a I'écrasement et la conductivité des fractures. La sphéricité et la rondeur obtenues
sont élevées (Tableau 1V-6) se qui ménera a une meilleure résistance a I'écrasement et la
conductivité des agents de souténement. Ceci est attribué a la zone de distribution plus large de

la contrainte (Economides, 2009 ; Kamat et al., 2011 ; Zoveidavianpoor et Gharibi, 2016).

Un degré plus élevé de rondeur et de sphéricité est obtenu ce qui conduit a une meilleure
distribution de la charge, moins de fines écrasées générées et une meilleure conductivité du Pack
d’agent de souténements. L'amélioration de la rondeur et de la sphéricité permettra une plus

grande porosité et perméabilité.

IVV.7.1.2. Analyse granulométrique

Aprés avoir effectué I'analyse granulométrique pour le type de proppant bauxite 20/40, les
résultats suivants ont été obtenus :

Tableau I1V-7 Résultats de I'analyse granulométrique pour le type de proppant bauxite 20/40

Taille
du tamis

Tamis Poids a vide (g) | Tamis Poids total (g) Différence Cumulatif (%)
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16 137.241 137.244 0.003 0
20 134.355 134.355 0 0.003
25 134.414 134.461 0.047 0.005
30 133.08 211.622 78.542 78.592
35 124.823 145.872 21.049 99.641
40 126.188 126.484 0.296 99.937
50 123.451 123.514 0.063 100
Pan 88.192 88.194 0.02 100
100 99.93%

Aprés avoir effectué I'analyse granulométrique pour le type de proppant bauxite 30/50, les

résultats suivants ont été obtenus :

Tableau 1V-8 Résultats de I'analyse granulométrique pour le type de proppant bauxite 30/50

dI?:rlr?is Tamis Poids a vide (g) | Tamis Poids total (g) Différence Cumulatif (%)
20 131.230 131.230 0.000 00
30 133.570 134.960 1.390 1.390
35 124.420 150.740 26.320 27.710
40 124.160 181.130 56.260 84.680
50 123.960 135.130 15.260 99.94
70 120.100 120.170 0.06 99.99
Pan 88.190 88.190 0.0 100
100 % 99.94%

La taille des grains d'un agent de souténement est caractérisée par le diametre médian des
grains discrets, et la distribution de la taille des grains se rapporte a I'étendue de la gamme de
tailles. Les agents de souténement dont la taille des grains est plus importante fournissent un

Pack plus perméable. Cependant, plus la taille des grains augmente, plus la résistance diminue.

Selon la loi de Stokes, le taux de décantation des agents de souténement augmente avec la

taille, proportionnellement au carré du diametre médian.

Bien que les agents de souténements relativement petits offrent une conductivité moindre au
départ, la conductivité moyenne sur la durée de vie du puits sera plus élevée et fera plus que
compenser la productivité initiale elevée fournie par les agents de souténements plus grands,

qui est souvent suivie d'un déeclin rapide de la production.

Selon La norme 1SO les conditions suivantes ont été respectées (Tableau 1V-7, Tableau
1V-8) :

1. Au moins 90 % du matériau doit se situer entre les deux mailles.
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2. Pas plus de 10 % du matériau peut étre plus grossier que la plus grande maille.
3. Pas plus de 0,1 % du matériau peut étre plus grossier que la plus grande maille suivante.

4. Pas plus de 1 % du matériau ne doit tomber sur le plateau.

IVV.7.2. Effet de la pression sur la perméabilité des agents de souténement
L'effet de la pression de fermeture sur la permeéabilité du proppant a été étudié en utilisant
deux types de proppant, 20/40 HSP et 30/50 HSP. La cellule de confinement a été remplie par
le proppant et soumise a des valeurs de contrainte comprises entre 2000 psi et 8000 psi, le
proppant a ensuite été maintenu sous contrainte et & une température de 120 °C pendant 50
heures et enfin la perméabilité a été mesurée a l'aide de Gasoil.

IV.7.2.1. Tests de perméabilité sous différentes contraintes

® Perméabilité 30/50 (nD) @ Perméabilité 20/40 (mD) ——Poly. (Perméabilité 30/50 (nD)) Poly. (Perméabilité 20/40 (mD))
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Figure 1V-36 Effet de la contrainte sur la perméabilité de I'agent de soutenement en utilisant un agent de souténement
HSP de taille 20/40 et 30/50.

La Figure 1V-36 montre la variation de la perméabilité du proppant en fonction de la

contrainte appliquée a long terme (apres 50 heures). Une diminution de la perméabilité des
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agents de souténement pour les deux types 20/40 et 30/50 a été observée avec I'augmentation de

la pression appliquée.

Les valeurs de perméabilité les plus élevées ont été rapportées a 2 000 psi avec 380 mD en
utilisant le type de proppant 20/40 HSP et 225 mD avec le type de proppant 30/50 HSP. Ces
perméabilités ont diminué de 89 % sous 8 000 psi avec le type HSP 30/50, tandis qu'une baisse
de 66 % a été observée avec le type HSP 20/40. Le taux de dégradation de la perméabilité était

élevé pour les deux types de proppant de 2 000 psi a 6 000 psi par rapport a I'intervalle de 6 000

psi a 8 000 psi.

A A
UHWW I
Vmax
Gros grain — Haute perméabilité Petit grain — Faible perméabilité
Avant fermeture Aprés fermeture

Figure 1V-37 Effet de la taille des grains sur la perméabilité des agents de souténement
Ce phénomeéne est expliqué par les fines générées par I'écrasement des grains des agents de
souténement dans les zones critiques sous compactage, accompagné de leur réarrangement qui
réduit lI'espace entre les grains des agents de soutenement et par conséquent la perméabilité

diminue.

1VV.7.2.2. Effet de la taille des grains sur la perméabilité
Plus la pression de compactage appliquée est élevée, plus I’agent de souténement est écrasé
et plus les fines sont générées (Figure 1V-37). (Krumbein, 1943) a discuté de I'effet de la taille
des grains sur la perméabilité, I'équation ci-dessous a été développée pour estimer la
perméabilité en fonction de la taille des grains :

k = 760d%exp(—1.310p) IV-5

k est donné en Darcies
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dg est le diamétre moyen géométrique du grain (en mm)

op est I'écart type du diameétre du grain en unités phi, ou phi=-log2(d) et d est exprimé en

millimeétres.

Dans le champ de Hassi Messaoud, la contrainte effective de la roche réservoir fracturée
appliquée sur les agents de soutenement varie de 5 000 psi a 7 000 psi et leur écrasement est
donc important, ce qui affecte leur perméabilité retenue. L'utilisation d'un agent de souténement
a tres haute résistance est recommandée dans le champ de Hassi Messaoud afin d'augmenter la

perméabilité retenue en réduisant I'écrasement du proppant.

IV.7.3.Effet du temps de séjours du gel sur la perméabilité des agents de
soutenement

L'effet du fluide de fracturation sur la perméabilité du proppant a été étudié en utilisant un

type d’agent de souténement 20/40 HSP et un type de gel de Guar Polysaccharide avec un agent

de réticulation de type borate et un briseur de bromate de sodium comme mentionné dans la

section de caractérisation des échantillons.

La cellule de confinement a été remplie par I’agent de souténement et le fluide de fracturation
a différentes concentrations (50, 100, 150, 200 1b/1000 gal) et soumise a une contrainte de 6 000
psi. Le proppant a ensuite été maintenu sous contrainte et a une température de 120 °C pendant
une période prolongée (12, 24, 36, 48, 60 et 72 h).

La perméabilité a été mesurée en injectant le Gasoil a température ambiante pour examiner
I'effet du temps entre les opérations de fermeture et de nettoyage et de la concentration du gel

sur la perméabilité retenue.

IV.7.3.1. Tests de perméabilité avec 0, 50 et 100 Ib/1000 gal de concentration
de gel
La (Figure 1V-38) représente la perméabilité du proppant 20/40 HSP en fonction du temps
prolonge, tous les graphiques montrent que plus le temps est prolongé plus la dégradation de la

perméabilité est severe.
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=Q= Perméabilité 0 1b/1000 gal Perméabilité 50 1b/1000 gal —O— Perméabilité 100 1b/1000 gal
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Figure 1V-38 Effet du gel de la concentration du Guar (0, 50, 100 1b/1000 gal) a long terme sous une contrainte de 6 000
psi sur la perméabilité du proppant HSP de 20/40 mesh.

Comme le montre le graphique (Figure 1V-38), lorsqu'aucune concentration de gel n'est
utilisée, la dégradation de la perméabilité est faible, et la diminution de la perméabilité des

agents de soutenement est due a la pression appliquée pendant une longue période.

En utilisant 50 Ib/1000 gal de gel de guar réticulé, la perméabilité était d'environ 170 mD
aprés 12 heures. Une chute de 25% a été signalée apres 24 heures, cette chute de perméabilité

continuera a atteindre 75% aprés 72 heures en raison de la détérioration du gel.

La (Figure 1VV-38) présente également la chute de perméabilité des agents de souténement
mesurée a 100 Ib/1000 gal de gel de guar réticulé. Comme présenté la perméabilité était autour
de 100 mD aprés 12 heures, une diminution de 20% de la perméabilite retenue a été observée
apreés 24 heures, comme le temps s'étend les endommagements augmentent et la perméabilite

enregistrée apres 72 heures était moins de 3 fois moins que la valeur enregistrée aprés 12 heures.
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IV.7.3.2. Tests de perméabilité avec 150 et 200 1b/1000 gal de concentration

de gel
—O— Perméabilité 100 1b/1000 gal Perméabilité 150 1b/1000 gal ©—Perméabilité 200 1b/1000 gal
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Figure 1V-39 Effet du gel de la concentration du Guar (100, 150, 200 1b/1000 gal) & long terme sous une contrainte de 6
000 psi sur la perméabilité du proppant HSP de 20/40 mesh.

En utilisant une concentration de fluide de fracturation de 150 Ibs/1000 gal, la chute de
perméabilité des agents de soutenement apres 12 heures a été sévere et enregistrée a 44 mD, une
diminution de 50% de la perméabilité retenue a été observée aprés 48 heures par rapport a 12
heures, au fur et a mesure que le temps s'allonge, la gravité des endommagements augmente et
la perméabilité enregistrée apres 72 heures était de 12 mD.

La (Figure 1V-39) montre aussi la dégradation de la perméabilité dans les mémes conditions
en utilisant une concentration de 200 1b/1000 gal de gel réticulé, le Pack d’agent de souténement
était totalement bouché apres 72 heures, méme si une perméabilité de 1 mD a été rapporté apres

12 heures, ce qui indique la gravité des endommagements associés a la concentration de gel
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dans des conditions de fond de puits. Les résidus de gel étaient tres difficiles a éliminer du Pack

d’agent de souténement et la perméabilité était totalement endommagée.

Gel residues

Aprés 12 heures— Haute perméabilité Aprés 48— Faible perméabilité
Avant le nettoyage Avant le nettoyage

Figure IV-40 Effet du gel de guar a long terme sur la perméabilité des agents de soutenement.

Les résultats de cette étude ont prouvé que la quantité de perméabilité retenue qui peut étre
obtenue est directement liée au temps d'existence du fluide de fracturation a I'intérieur du Pack
de proppants. Ce phénomeéne peut étre explique par la rétention du gel liée au temps d'adsorption
du fluide de fracturation et a I'énergie requise pour déplacer les molécules de gel (Figure 1VV-40).
Ceci a été confirmé par (Saurabh Mishra, 2014) montrant que plus le temps augmente, plus les
sites d'adsorption du sable sont couverts par le polymeére polysaccharide ce qui entraine une

réduction de la perméabilité.

IV.7.3.3. Cinétique d’adsorption
Le modele cinétique d'ordre pseudo seconde décrit la dépendance de la capacité d'adsorption
de l'adsorbant en fonction du temps et peut étre déterminé sur la base de I'équation exprimeée

comme :

“Ya. =Yk, + /. V-6

Ou gt et ge sont les quantités de gel adsorbées a I'équilibre et au temps t (minute),

respectivement ;

k2 est la constante de vitesse de pseudo-second ordre (g/mg/min).
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Figure 1V-41 Cinétique d’adsorption du gel par les grains de Proppant terme sous une contrainte de 6 000 psi sur
la perméabilité du proppant HSP de 20/40 mesh

Le trace linéaire de /gt en fonction du temps est utilisé Figure 1V-41 pour déterminer ge et
ko & partir de la pente et de lI'ordonnée a l'origine, respectivement. Ce phénomene qui est
directement lié au temps de contact a également fait I'objet de (Shijie Zhu, 2021) ou la relation
entre la quantité d'adsorption et le temps a été établie en étudiant la capacité du sable de quartz
a adsorber le polymere a partir d'une solution a différentes périodes de contact, le résultat

principal était le suivant :

Lorsque la période de contact entre la solution de polymére et le sable de quartz augmente,
la capacité d'adsorption de la solution de polymeére augmente progressivement et tend a se
stabiliser apres un temps spécifique. Le phénomene d'adsorption est di a I'effort électrique

intermoléculaire de Van Der Valls entre le gel et la surface du grain.

I\V.7.4. Effet de la concentration du fluide de fracturation sur la perméabilité des

agents de souténement
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La Figure 1V-42 représente la perméabilité du proppant 20/40 HSP en fonction des
concentrations de gel (0, 50, 100, 150, 200 1b/1000 gal) a des temps prolongés (12, 24, 36, 48,

72 heures), la figure illustre comment la perméabilité est affectée lorsque la concentration de
gel aprés fermeture est augmentée.

IV.7.4.1. Tests de perméabilité apres 12, 24 et 36 h

-8— Perméabilité aprés 24 h Perméabilité aprés 12 h —&— Perméabilité aprés 36 h

250.00

200.00

150.00

Perméabilité (mD)

100.00

50.00

0.00
0.00 50.00 100.00 150.00 200.00
Concentration de gel 1b/1000 gal

250.00

Figure 1V-42 Comparaison de I'effet des concentrations (apres 12, 24, 36 h) de gel de guar sur la perméabilité d'un agent
de souténement HSP de 20/40 mesh sous 6000 psi.

Une chute de 16% de la perméabilité a été observée en utilisant 50 Ib/1000 gal aprés 36
heures par rapport & la perméabilité d’agent de souténement sans gel, tandis qu'une chute de 3
fois de perméabilité a été mesurée en utilisant 100 1b/1000 gal de fluide de fracturation. Enfin,
la perméabilite retenue était approximativement de 0 mD en utilisant 200 Ib/1000 gal de gel.

IV.7.4.2. Tests de perméabilité apres 48 et 72 h

Un autre exemple qui montre que la gravité des endommagements augmente avec la
concentration de polymeére en utilisant le type 20/40 HSP d’agent de souténement. Une
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perméabilité retenue de 36 % a été observée aprés 72 heures en utilisant 50 1b/1000 gal, et 20 %
de perméabilité retenue en utilisant 100 1b/1000 gal. Le Pack d’agent de souténement a été

complétement colmaté en utilisant 200 1b/1000 gal comme concentration de gel.

—&— Perméabilité apres 48 h —&— Permeabilité aprés 72 h —@— Perméabilit¢ aprés 36 h
250.00
200.00
150.00
g
2
2
g
-0
100.00
50.00
0.00
0.00 50.00 100.00 150.00 200.00 250.00
Concentration de gel 1b/1000 gal

Figure 1V-43 Comparaison de I'effet des concentrations (apres 36, 48, 72 h) de gel de guar sur la perméabilité d'un agent
de souténement HSP de 20/40 mesh sous 6000 psi.

A

|

Gel residues

Concentration de gel de 50 Ib/1000 gal - Haute perméabilité Concentration de gel de 150 Ib/1000 gal — Faible perméabilité
Avant le nettoyage Avant le nettoyage

Figure 1V-44 Effet de la concentration de gel de guar sur la perméabilité du proppant
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IV.7.43. Modéle d’adsorption

Ces résultats révelent que plus le fluide de fracturation reste dans les pores du proppant, plus
il est collé et difficile a éliminer Figure 1V-44. Ceci est expliqué par le modéle d'adsorption de

Freundlich, c'est une formule empirique pour l'adsorption hétérogene donnée par I'équation
suivante :

1

q. = KpC? V-7

Ou : Kp(mgh®™ LY g1y est une constante corrélée a la capacité d'adsorption relative de
I'adsorbant et n est une constante indicative de I'intensité de I'adsorption.

—&—Perméabilité after 24 h

©®— Perméabilité after 48 h Perméabilité after 72 h

Perméabilité after 12 h

—&— Perméabilité after 36 h

100.00

Rapport x/m
N

10.00

1.00
10.00

100.00

Concentration de gel 1b/1000 gal

Figure 1V-45 Quantité adsorbée de gel en fonction de la concentration en polymere (un agent de souténement HSP de

20/40 mesh sous 6000 psi).
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Le modele de Freundlich étant une équation exponentielle, il suppose que la capacité
d'adsorption de I'adsorbant augmente avec la concentration de I'adsorbat. Les valeurs K and

1/n peuvent étre corrélées a la capacité et a l'intensité d'adsorption (Freundlich, 1926).

(Saurabh Mishra, 2014) a prouvé que lorsque la concentration en polymére augmente,
I'épaisseur de la couche adsorbée augmente et la perméabilité diminue. Ceci est di au fait que

la probabilité d'interaction entre la surface du sable et les molécules de polymeére augmente.

IV.7.5. Effet de la concentration du briseur sur la perméabilité des agents de
souténement

La Figure 1V-46 représente la permeabilité des agents de soutenement HSP 20/40 en

fonction de la concentration du briseur (0, 5, 10, 20, 25 1b/1000 gal) aprés 24 h, sous une pression

de fermeture de 6000 psi et a 120 °C avec une concentration de gel de 50, 100 et 150 Ib/1000

gal, la figure illustre comment la perméabilité est affectée lorsque la concentration du briseur

est augmentée.

IV.7.5.1. Tests de permeabilité avec différentes concentrations de breaker
Les résultats montrent qu'en augmentant la concentration du briseur, la gravité des
endommagement causés par les polymeres concentrés sur le Pack de proppant diminue. La
quantité de perméabilité conservée qui peut étre obtenue est directement liée a la concentration

du briseur.

Comme présenté dans le graphique, la perméabilité retenue d’agent de souténement est nulle
lorsqu'il n'y a pas eu d'agent de brisure utilisé et que les dégats sont importants, la perméabilité
augmente ensuite avec l'augmentation de la concentration de I'agent de rupture. Il est important
de noter que pour des concentrations élevées de gel, il faut plus de briseur pour obtenir plus de
conductivité du proppant. Les courbes ont tendance a se stabiliser a des concentrations

supérieures a 20 Ib/1000 gal ou le gel est totalement casse.
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Figure 1V-46 Effet de la concentration du briseur sur la perméabilité du proppant aprés 24 heures, sous 6000 psi et 120

°C, en utilisant une taille de proppant HSP 20/40 et différentes concentrations de gel.

En coupant la longue chaine de polymeére, les briseurs réduisent la viscosité du fluide de
fracturation en réduisant ainsi son poids moléculaire qui est considéré comme étant de I'ordre
de 2 a 4 millions. Pour éliminer la viscosité d'un seul polymere de guar, il faut le couper en

environ 200 petits morceaux (Acton, 2013).

I1VV.7.5.2. Mécanisme de dégradation du gel
Les polymeres réticulés au borate sont connus pour étre réversibles ; ils sont donc brisés par
la decomposition de leur poids moléculaire. Cependant, la dégradation des gels ne signifie pas
le retour du fluide car apreés la dégradation il reste beaucoup de résidus qui endommagent la

perméabilité des noyaux comme l'illustre la Figure 1V-47.
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Gel
residues

Proppant

Figure IV-47 Résidus de gel aprés 24 heures sous 6000 psi & 120 °C avec une concentration de 5 Ib/1000 gal de brisant.

Le mécanisme de dégradation du gel s'explique par le processus par lequel I'oxydant agit. Ils
liberent des radicaux libres qui agissent sur les liaisons oxydables qui sont sensibles. Les
radicaux libres sont des ions chargés d'électrons non appariés et sont trés réactifs en raison de
leur tendance naturelle a former des liaisons par paire d'électrons. Ils peuvent générer des
radicaux libres en stabilisant l'activation thermique ou catalytique des espéces oxydantes.
(TjonJoePin, 1996).

Le gel non brisé dans la fracture réduit de maniere significative non seulement la conductivité
de I'agent de soutenement mais aussi la longueur effective de la fracture qui est un parameétre

essentiel de la Fcd qui conditionne le succeés de I’opération de fracturation (Figure 1V-48).
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Unbroken
Polymer

Xf off Uncleaned Area

Figure 1V-48 Longueur effective de la fracture dans un puits a fracturation hydraulique

IV.7.6. Effet de la concentration en polymeére a long terme sur Fcd & FOI
IV.7.6.1. Conductivité de fracture adimensionnelle

En 1961, Prats a discuté de lI'importance de la conductivité de fracture sans dimension Fcd :

Fed = 1% V-8
“CTkx; ]

Ks est la perméabilité de la fracture (md)
W: est la largeur de la fracture (ft)

K est la perméabilité de la formation (md)
Xs est la demi-longueur de la fracture (ft).

Ce parameétre represente la capacité des fractures a transmettre les fluides du réservoir au
puits de forage divisée par la capacité de la formation a transmettre les fluides aux fractures
(Economides, Michael J., 2000). Un coefficient C peut étre multiplié a I'équation Fcd pour
inclure l'effet de la pression appliquée sur le proppant, le fluide de fracturation et les dommages

associes au temps avant le nettoyage par Coiled Tubing.
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Figure 1V-49 Rayon de forage équivalent en fonction de la conductivité de la fracture sans dimension et de la longueur de
la fracture (Economides, Michael J., 2000).

Si I'on revient a la Figure 1V-1, les taux de production apres fracturation sont directement
liés a la perméabilité des fractures, Prats a introduit un concept critique de rayon effectif de puits
rw’ qui montre comment le rayon de puits peut théoriqguement étre augmenté apres une opération
de fracturation. (Cinco-Ley, aolt 1978) ont ensuite intégré ce concept dans une description
compléte de la réponse du réservoir ou ils ont exprimé ry’ en fonction de la longueur et de Fcd
(Economides, Michael J., 2000).

1VV.7.6.2. Folds Of Increase
La Figure 1V-49 peut étre utilisee comme un outil d'ingénierie des réservoirs pour évaluer
les éventuels bénéfices de productivité post-fracture des opérations de fracturation. Le Folds Of
Increase (FOI) peuvent étre définis comme l'augmentation post-fracture de la productivité Puits

par rapport a la productivité pré-fracture :

ln(re/rw) +s

In (re/ r"”)

FOI = V-9

re est le rayon du réservoir
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rw est le rayon normal du puits de forage
s est I'effet de peau avant la fracturation

Enfin, cela peut expliquer de maniére significative le faible taux de production post-
fracturation enregistré dans certaines opérations de fracturation effectués dans le champ de

Hassi Messaoud.

IV.7.7. Résultats du MEB
La Figure 1V-50 montre des grains de sable séchés avec les résidus de gel aprés 24 heures
sous une contrainte de 6000 psi a 120 °C de température avec une concentration de 5 Ib/1000
gal de brisant de Sodium de bromate. Aprés que le fluide de fracturation (guar) a été dégrade
dans les espaces interstitiels on remarque une couche de résidus séchés qui se detache du grain

en haut de la photo et montre une zone de résidus severe.

200 pm EHT= 12.00 kV Time: 16.07:59 Dafe: 24 Jan 2022 CRAPC
| WD = 854 mm Signat A=SE1 Mag= 100X
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200 pm EHT = 12.00 kV Time: 16:21:41 Date: 24 Jan 2022 CRAPC
| WD = 8.50 mm Signat A= SE1 Mag= 100X

Figure 1V-50 Gel residues after 24 h under 6000 psi at 120 °C with 5 Ib/1000 gal breaker concentration using MEB

On a observé que le résidu enveloppe les grains des agents de soutenement. Cette enveloppe
endommage la conductivité de la fracture a travers les pores et bouche les ouvertures étroites.
Par conséquent, la réduction de la perméabilité due aux fluides de fracturation est sévére, et
seules les modifications de la porosité sont prises en compte.

Le résidu présent dans les espaces poreux de la fracture réduira la perméabilité de I'agent de
souténement. Les essais indiquent que cette réduction sera a long terme ; le résidu ne sera pas
déplacé de la fracture par la production et se dégradera lentement. Seule une petite quantité de
résidus de guar a pu étre déplacée d'une fracture simulée a des gradients de pression

extrémement élevés.

IV.7.8. Résultats de la rhéologie du fluide fracturation
IVV.7.8.1. Test de stabilité a 120 °C
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Figure IV-51 Test de stabilité a 120°C

Avant de tester les performances du briseur sur le fluide de fracturation, la rhéologie de

I'échantillon a été testée pour s'assurer que le fluide est stable a haute température et les

parametres rhéologiques sont stable.

Le graphique represente la viscosité de I'échantillon en fonction du temps et de la

température. Dans ce test de stabilité, un fluide réticulé au borate a été utilisé a une concentration

de 35 1b/1000 gal de guar et 6 ppt de borate comme mentionné dans la section des procédures.
Le test a été effectué a 120 °C.

Au debut du test, la viscosité du fluide était tres élevee, dépassant 1000 cP, puis elle s'est

stabilisée entre 700 et 800 cP. En appliquant un fort cisaillement, le fluide de fracturation

montrait une bonne réversibilité et une bonne guérison de la viscosité.

1VV.7.8.2. Tests de rupture de gel a 120°C
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Figure 1V-52 Test de rupture de gel a 120 °C avec 20 ppt de bromate de sodium

La rhéologie d'un fluide réticulé au borate a une concentration de 35 Ib/1000 gal de guar et

de 6 ppt de borate a été vérifiée a 120°C en utilisant un briseur de bromate de sodium a une

concentration de 20 et 10 ppt.

Le graphique représente la viscosité de I'échantillon en fonction du temps et de la

température. Au début du test (Figure 1VV-52), la viscosité du fluide était trés élevée, dépassant

1000 cP, puis elle s'est stabilisée autour de 700 cP. En appliquant un fort cisaillement, le fluide

de fracturation montrait une bonne réversibilité et une bonne guérison de la viscosité.

Cependant, méme aprés 3 heures, le gel ne s'est pas totalement rompu, montrant une viscosité

d'environ 200 cP, ce qui rend difficile le reflux du gel a I'extérieur de la fracture aprés I’opération

de fracturation.
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1000

y=18.67x%7112
R2=0.9599

Contrainte de cisaillement

100
10 100

Taux de cisaillement

Figure 1V-53 Graphe Log - Log de la Contrainte de cisaillement en fonction du Taux de cisaillement

La figure représente la contrainte de cisaillement en fonction du taux de cisaillement a

I'échelle logarithmique apres 3 heures dans des conditions de fond de trou.

Comme le montre I'équation de la ligne de tendance, le comportement du fluide est toujours

dans le modele de loi de puissance. A partir du graphe, I’équation suivante a été conclue :
T = 18.67y0%7112

D'apres le graphe et les équations, I'indice de comportement est n = 0,71, ce qui signifie que
le fluide ne s'est pas totalement rompu, cela s'explique par la forte tension superficielle du gel
non rompu qui rend difficile son élimination. Ce phénoméne entrainera un sérieux probléme de
nettoyage, ainsi, l'altération de la conductivité de la fracture sera severe, ce qui affectera
négativement I'lP et, par conséquent, affectera la FOI.
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Figure 1V-54 Test de rupture de gel a 120 °C avec 10 ppt de bromate de sodium

Au début du test (Figure 1V-54), la viscosité du fluide était tres élevée, dépassant 1000 cP,

puis elle s'est stabilisée autour de 600 cP. En appliquant un fort cisaillement, le fluide de

fracturation montrait une bonne réversibilité et une bonne guérison de la viscosité.

Cependant, apres 2 heures de test, le gel montre un régime stable de viscosité sans signature

de déclin.

En prenant en considération le fait que les gradients de pression dans la plupart des régions

du champ de Hassi Messaoud sont inférieurs a 0,45 psi/ft (réservoir sous-pressurisé), cela

conduira a une faible permeéabilité retenue par la fracture, ce qui affectera le Fcd et par

conséquent I'lP, car plus d'énergie motrice est nécessaire dans ce cas pour un meilleur nettoyage

des fractures, ce qui n'est pas le cas dans le champ de Hassi Messaoud.

I1VV.7.8.3. Tests de rupture de gel a 110°C
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La rhéologie d'un fluide réticulé au borate a une concentration de 35 Ib/1000 gal de guar et
de 6 ppt de borate a été vérifiee a 110°C en utilisant du bromate de sodium a une concentration
de 25 ppt.

Le graphique représente la viscosité de I'échantillon en fonction du temps et de la

température.

Au début du test, la viscosité du fluide était trés élevée, dépassant 1000 cP, puis elle s'est
stabilisée autour de 700 cP pendant 1 heure. Apres cela, la viscosité du fluide commence a

diminuer lentement.

Cependant, méme si apres 4 heures, le gel ne s'est pas totalement décomposé, montrant une
viscosité d'environ 300 cP, il s'agit d'un probleme sérieux qui rend difficile I'écoulement du gel

a I'extérieur de la fracture aprés 1’opération de fracturation.

Dans ce cas, d'énormes fragments de gel sont encore réticulés et sont trés difficiles a retirer

de la fracture, ce qui endommage la longueur effective de la fracture.
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Test de rupture de gel a 110 °C avec 25 ppt de bromate de sodium
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Figure 1V-55 Test de rupture de gel a 110 °C avec 25 ppt de bromate de sodium

Comme nous l'avons vu dans la section précédente, si I'on considere que les gradients de
pression dans la plupart des régions du champ de Hassi Messaoud sont inférieurs a 0,45 psi/ft
(réservoir sous-pressurisé), cela conduira a une faible perméabilité retenue par la fracture, ce
qui affectera le Fcd et par conséquent I'lP, car plus d'énergie motrice est nécessaire dans ce cas
pour un meilleur nettoyage des fractures, ce qui n'est pas le cas dans le champ de Hassi

Messaoud.

1\VV.7.8.4. Tests de rupture de gel a 100°C
La rhéologie d'un fluide réticulé au borate a une concentration de 35 Ib/1000 gal de guar et
de 6 ppt de borate a eté vérifiée a 100°C en utilisant le peroxyde d'ammonium a une
concentration de 0,05, 0,08 et 0,1 ppt.

Le graphique représente la viscosité de I'échantillon en fonction du temps et de la

température.
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Essai de rupture du gel a 100 °C avec 0.05 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure 1V-56 Essai de rupture du gel a 100 °C avec 0.05 ppt de persulfate d'ammonium

En utilisant une concentration de 0,05 ppt, le gel ne s'est pas rompu, montrant une viscosité

élevée stable a environ 600 cP.

En utilisant une concentration de 0.08, la viscosité de I'échantillon a diminué a 400 cP aprés
7 minutes et a 200 cP aprées 20 minutes, ce qui représente un grand risque de dégrillage pendant
le pompage, méme si apres plus d'une heure le gel n'a pas totalement cassé, montrant une
viscosité autour de 200 cP.
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Essai de rupture du gel a 100 °C avec 0.08 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure 1V-57 Essai de rupture du gel a 100 °C avec 0.08 ppt de persulfate d'ammonium

C'est un probléme sérieux qui rend difficile de distinguer la bonne concentration de briseur a

utiliser pour un temps de pompage sdr, une bonne perméabilité retenue et un retour efficace.

En utilisant une concentration de persulfate d'ammonium de 0,1 ppt, le fluide s'est brisé apreés
8 minutes, ce qui est sans danger et le fluide a tendance a se briser avant la fin de I’opération de

fracturation.
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Essai de rupture du gel a 100 °C avec 0.1 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure 1V-58 Essai de rupture du gel a 100 °C avec 0.1 ppt de persulfate d'ammonium

I1VV.7.8.5. Tests de rupture de gel a 80°C

La rhéologie d'un fluide réticulé au borate a une concentration de 35 Ib/1000 gal de guar et

de 6 ppt de borate a été vérifiée a 80°C en utilisant le peroxyde d'ammonium a une concentration

de 0,1, 0,3 et 0,5 ppt.

Le graphique represente la viscosité de I'échantillon en fonction du temps et de la

température.
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Figure 1V-59 Essai de rupture du gel a 80 °C avec 0.1 ppt de persulfate d'ammonium

En utilisant une concentration de 0,1 ppt, le gel ne s'est pas rompu, montrant une viscosité

élevée stable a environ 350 cP.

En utilisant 0,3, la viscosité de I'échantillon a diminué a 200 cP aprés 20 minutes et

I'échantillon fluide s'est totalement rompu apres 25 minutes.

En utilisant une concentration de persulfate d'ammonium de 0,5 ppt, le fluide s'est brisé apres

16 minutes.
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Figure 1V-60 Essai de rupture du gel a 80 °C avec 0.3 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure 1V-61 Essai de rupture du gel a 80 °C avec 0.5 ppt de persulfate d'ammonium

1\VV.7.8.6. Tests de rupture de gel a 60°C
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Essai de rupture du gel a 60 °C avec 0.5 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure IV-62 Essai de rupture du gel a 60 °C avec 0.5 ppt de persulfate d’ammonium

La rhéologie d'un fluide réticulé au borate a une concentration de 35 Ib/1000 gal de guar et
de 6 ppt de borate a été vérifiée a 60°C en utilisant le perchlorure d'ammonium a une

concentration de 0,5, 1 et 1,5 ppt.

Le graphique représente la viscosité de I'échantillon en fonction du temps et de la

température.

En utilisant une concentration de 0,5 ppt, le gel ne s'est pas rompu, montrant une viscosité

élevée stable a environ 30 cP apres 1 heure et le fluide reste intact méme apres 2 heures.
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Essai de rupture du gel a 60 °C avec 1 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure 1V-63 Essai de rupture du gel a 60 °C avec 1 ppt de persulfate d'ammonium

En utilisant 1 ppt, la viscosité de I'échantillon a diminué & 400 cP aprés 30 minutes et le fluide

s'est totalement rompu apres 1 heure et demie.

En utilisant 1,5 ppt de concentration de persulfate d'ammonium, le fluide s'est brisé aprés 45

minutes.
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Essai de rupture du gel a 60 °C avec 1.5 ppt de persulfate d'ammonium
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Figure 1V-64 Essai de rupture du gel a 60 °C avec 1.5 ppt de persulfate d'ammonium
1VV.7.8.7. Ajout du Méthanol au fluide de fracturation
L’ajout du méthanol abaisse la tension superficielle de 1'eau et réduit la pression capillaire,

ce qui permet de réduire I'énergie nécessaire pour déplacer I'eau a travers les limites et la matrice
de la formation.

Page 170 de 205



Chapitre IV Etude expérimentale de la perméabilité de la conductivité des agents de
souténement

Tension superficielle dyne/cm

Tension superficielle dyne/cm
N w B a (2] ~ [ee]
o o o o o o o

=
o

Gel 35 Ib/1000 gal Avec 15% de Methanol Avec 35% de Methanol

Figure 1V-65 Tension superficielle du gel sans et avec I'ajout du Méthanol
En raison de sa faible viscosité par rapport a I'eau, le méthanol réduit la pression de pompage
nécessaire pour acheminer les fluides de fracturation vers la formation. [Une friction de
tuyauterie plus faible nécessite moins de puissance hydraulique, ce qui a un impact significatif

sur la réduction des colts (Antoci et al. 2001)].

Puis que le méthanol est miscible dans I'eau et a une tension superficielle beaucoup plus

faible (22,6 dynes/cm) que I'eau (75 dynes/cm).
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Figure I1V-66 Essai de rupture du gel a 120 °C avec 5 %t de Méthanol

Lorsque le méthanol chauffé commence a s'approcher du puits de forage, le méthanol se

transforme en vapeur. Cette vaporisation entraine une augmentation significative de la force

ascendante et une amélioration de I'écoulement des fluides (Thompson et al. 1992).

1.1. Conclusion

La conductivité des proppants dans les fractures est I'un des parametres essentiels qui

conditionnent le succés de la fracturation hydraulique. Ce paramétre a déja fait I'objet de

plusieurs études qui ont conduit a la démonstration de lI'importance du design sur la performance

des opérations de stimulation.

En effet, les études expérimentales réalisées dans le cadre de ce projet de recherche ont

montré l'influence des propriétés du fluide de fracturation et des types de proppants comme la

pression de fermeture et la température a temps prolongé, sur la perméabilité du proppant.
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Chapitre IV Etude expérimentale de la perméabilité de la conductivité des agents de
soutenement

L'installation développée a permis de mesurer la perméabilité des proppants en simulant les
conditions de pression et de température du fond du puits. Une augmentation de la pression de
2.000 a 8.000 psi dans la cellule de confinement a conduit a une réduction de 66 a 89% de la
perméabilité causée par I'écrasement des grains de Proppant sous I'effet de la compaction. Selon
les types de Proppant 20/40 et 30/50 HSP une différence de 30% de perméabilité a été obtenue.

Le type de proppant ultra-haute résistance est fortement recommandé dans les opérations de

fracturation de Hassi Messaoud.

De plus, une augmentation de la concentration de gel de 0 a 200 1b/1000 gal a montré une

chute énorme de la perméabilité du proppant avec I'augmentation de la concentration.

L'utilisation d'une concentration moindre de guar est un parametre clé pour éviter des

dommages supplémentaires a la perméabilité de la fracture.

Le temps prolongé entre la fermeture et le nettoyage est tres important car plus le temps est

long, plus la perméabilité du proppant est sévére.

La réduction du temps entre les opérations de stimulation et de nettoyage dans le gisement
de Hassi Messaoud est un parametre clé pour minimiser l'altération de la perméabilité du Pack

de proppants.

Gréace a la rapidité de la prise de mesures et a la facilité de manipulation, l'installation
nouvellement concue a prouvé son efficacité et a permis d'afficher la fiabilité des mesures

comme la robustesse des données Puits.

Il est fortement recommandé de procéder a la sélection du type de proppant par le biais de

tests de performance préliminaires en utilisant la cellule de confinement HPHT.

Le choix du type de proppants en fonction de la pression de fermeture est un imperatif qui

conditionne le succeés de I’opération de fracturation.

L'augmentation de la concentration du briseur réduira la gravité des dommages causes au

paquet de proppants par les polymeres concentres.
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Chapitre IV Etude expérimentale de la perméabilité de la conductivité des agents de
soutenement

Le méthanol abaisse la tension superficielle de I'eau et réduit la pression capillaire, ce qui
permet de réduire I'énergie nécessaire pour déplacer I'eau a travers les limites et la matrice de la

formation.
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V. Conclusion géenérale

La conductivité des proppants dans les fractures est I'un des paramétres essentiels qui
conditionnent le succeés de la fracturation hydraulique. Ce parameétre a déja fait I'objet de
plusieurs études qui ont conduit a la démonstration de I'importance du design sur la performance

des opérations de stimulation.

En effet, les études expérimentales réalisées dans le cadre de ce projet de recherche ont
montré I'influence des propriétés du fluide de fracturation et des types de proppants comme la

pression de fermeture et la température a temps prolonge, sur la perméabilité du proppant.

L'installation développée a permis de mesurer la perméabilité des proppants en simulant les
conditions de pression et de température du fond du puits. Une augmentation de la pression de
2.000 a 8.000 psi dans la cellule de confinement a conduit a une réduction de 66 a 89% de la
perméabilité causée par I'écrasement des grains de Proppant sous I'effet de la compaction. Selon

les types de Proppant 20/40 et 30/50 HSP une différence de 30% de perméabilité a été obtenue.

Le type de proppant ultra-haute résistance est fortement recommande dans les opérations de

fracturation de Hassi Messaoud.

De plus, une augmentation de la concentration de gel de 0 a 200 Ib/1000 gal a montré une

chute énorme de la perméabilité du proppant avec I'augmentation de la concentration.

L'utilisation d'une concentration moindre de guar est un parametre clé pour éviter des

dommages supplémentaires a la perméabilité de la fracture.

Le temps prolongé entre la fermeture et le nettoyage est trés important car plus le temps est

long, plus la perméabilité du proppant est sévere.

La réduction du temps entre les opérations de stimulation et de nettoyage dans le gisement
de Hassi Messaoud est un parametre clé pour minimiser l'altération de la perméabilité du Pack

de proppants.

Gréace a la rapidité de la prise de mesures et a la facilité de manipulation, I'installation
nouvellement congue a prouvé son efficacité et a permis d'afficher la fiabilité des mesures

comme la robustesse des données Puitsas.
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Il est fortement recommandé de procéder a la sélection du type de proppant par le biais de
tests de performance préliminaires en utilisant la cellule de confinement HPHT Containment

Simulation.

Le choix du type de proppants en fonction de la pression de fermeture est un impératif qui

conditionne le succes de I’opération de fracturation.

L'augmentation de la concentration du briseur réduira la gravité des dommages causés au

paquet de proppants par les polymeres concentres.

Le méthanol abaisse la tension superficielle de I'eau et réduit la pression capillaire, ce qui
permet de réduire I'énergie nécessaire pour déplacer I'eau a travers les limites et la matrice de la

formation.
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70 29 66 | 71
9 3 3
1:37: | 119.01 | 219. 117.6 100 | 7134 | 7134
52 29 1 169 169
1:38: | 119.09 220 88.2 75 | 6339 | 8452
27 633 844
1:39: | 119.07 | 218. 58.8 50 | 505.2 | 1010.
02 59 669 534
1:39: | 119.09 | 218. 29.4 25 | 259.7 | 1038.
37 24 28 912
1:39: | .- -—-.- -—-.- -—-.- - - 0.7 | 52980 | 5.11690 | 555460 | 0.9 | 2659.5 | 2659.5 | 2659.5 | 3250 | 59 | 0.9 | 16161. | 16161. | 16161.
37 39 18 5 41 70 6 6 6 88 | 59| 39 2 2 2




58 40 05 67
5 4 3 1
1:52: 119 | 215. | 117.6 100 | 713.0 | 713.0
52 76 1 345 345
1:53: 119 | 216. 88.2 75 | 650.0 | 866.7
27 82 698 597
1:54: | 119.08 | 217. 58.8 50 524.3 | 1048.
02 18 168 634
1:54: | 119.03 215. 29.4 25 257.7 | 1030.
37 76 001 8
1:54; | .- 0.7 | 5.1785 | 5.00751 | 5.42147 | 0.9 | 25958 | 2595.8 | 2595.8 | 34.11 | 59 | 0.9 | 16930. | 16930. | 16930.
37 48 75 2 5 54 2 2 2 452 | 6.7 12 82 82 82
61 71 02 47
4 6 6 1
1.2. Tests de rupture de gel a 120°C
Elap | Avg Avg | Avg Avg Avg Avg |Power Law Values -- |Bingham Plastic
sed Sampl | Pres | Rotor | Shear | Shear | Visc Values --
Time | e sure | Speed | Rate Stress | osity
Temp
(hh: (°C) (PSI | (RPM | (1/s) (dyne/ | (cP) |n' Kv Kind Kslot R2 | Visc@ | Visc@ | Visc@ | |YP PV | R2 | Visc@ | Visc@ | Visc@
mm: g) ) cm?) (Ibf- (Ibf- (Ibf- 11/sec | 11l/sec | 11l/sec | (Ibf/1 | (cP 11/sec | 11/sec | 11/sec
SS) sec/10 | sec/100 | sec/100 (cP) (cP) (cP) 00ft2) | ) (cP) (cP) (cP)
0ft?) ft?) ft?)
0:00: 22.28 | 280. 117.6 100 504.2 | 504.2
30 53 1 148 148
0:01: 22.82 | 280. 88.2 75 | 595.4 | 793.9
05 53 743 657
0:01: 2455 | 280. 58.8 50 557.1 | 1114.
40 88 947 389
0:02: 26.98 | 280. 29.4 25 | 399.1 | 1596.
15 35 376 55
0:02: | ---.- 0.2 | 45968 | 41.7244 | 49.4813 | 0.5 | 23691. | 23691. | 23691. | 88.89 14 | 0.2 | 42704. | 42704. | 42704.
15 08 01 9 7 12 81 81 81 417 | 1.4 86 16 16 16
57 64 04 72
2 5 2
0:22: 119.4 | 275. 117.6 100 7253 | 725.3
45 22 1 844 844
0:23: 1195 | 275. 88.2 75 616.4 | 821.9
20 76 629 506
0:23: 1195 | 277. 58.8 50 | 549.3 | 1098.
55 71 479 696
0:24: 1195 | 274. 29.4 25 | 3249 | 1299.
30 94 638 855
0:24: | ---.- 0.5 | 11.323 | 10.6961 | 12.1586 | 0.9 | 58215 | 5821.5 | 5821.5 | 49.48 50 | 0.9 | 24201. | 24201. | 24201.
30 68 76 7 2| 69 8 8 8 71| 73| 38 91 91 91




78 34 50 | 02
7 1 8 6
0:37: 119.4 | 265. 117.6 100 | 658.6 | 658.6
45 67 1 698 698
0:38: 119.4 | 266. 88.2 75 | 646.4 | 861.9
20 47 42 226
0:38: 1194 | 268. 58.8 50 | 524.4 | 1048.
55 59 193 839
0:39: | 119.41 | 268. 29.4 25| 290.7 | 1162.
30 06 129 852
0:39: | —--.- - - - - - 0.6 | 89182 | 8.47465 | 9.52130 | 0.9 | 4558.8 | 4558.8 | 4558.8 | 46.69 | 49 | 0.8 | 22849. | 22849. | 22849.
30 15 76 9 2| 37 2 2 2 726 | 03| 59 13 13 13
40 64 57 | 69
6 7 3 4
0:52: | 119.22 | 265. 117.6 100 | 702.0 | 702.0
46 59 1 158 158
0:53: | 119.21 | 265. 88.2 75 | 632.0 | 842.7
21 76 444 259
0:53: | 119.28 | 265. 58.8 50 | 502.0 | 1004.
56 76 755 151
0:54: 119.3 | 264. 29.4 25 | 2745 | 1098.
31 88 559 223
0:54: | ---.- - - - - - 0.6 | 65172 | 6.25342 | 6.88580 | 0.9 | 3296.9 | 32969 | 3296.9 | 36.46 | 56 | 0.9 | 18023. | 18023. | 18023.
31 89 63 3| 74 4 4 4 299 | 49 | 40 51 51 51
84 76 39 8
9 6 5
1:07: | 119.19 | 265. 117.6 100 | 691.7 | 691.7
46 59 1 048 048
1:08: 119.2 | 265. 88.2 75 | 6019 | 802.6
21 24 802 402
1:08: 119.2 | 266. 58.8 50 | 482.4 | 964.8
56 65 144 289
1:09: 119.2 | 265. 29.4 25 | 266.8 | 1067.
31 41 763 505
1:09: | .- -—-.- -—-.- -—-.- - - 0.6 | 6.2360 | 5.98573 | 6.58590 | 0.9 | 3153.3 | 3153.3 | 3153.3 | 33.88 | 55| 0.9 | 16780. | 16780. | 16780.
31 92 12 5 41 82 5 5 5 267 | 76 | 58 73 73 73
62 59 20| 79
8 6 5 5
1:22: | 119.09 | 264. 117.6 100 | 665.1 | 665.1
47 5 1 356 356
1:23: | 119.13 | 265. 88.2 75 | 589.7 | 786.2
22 59 241 989
1:23: | 119.17 | 264. 58.8 50 | 4579 | 9158
57 71 256 512
1:24: 119.2 | 264. 29.4 25 | 2553 | 1021.
32 71 07 228
1:24: | .- -—-.- -—-.- -—-.- - - 0.7 | 5.7567 | 5.53308 | 6.07035 | 0.9 | 2906.5 | 2906.5 | 2906.5 | 31.68 | 54 | 0.9 | 15714. | 15714. | 15714.
32 02 26 7 1| 84 363 | 45 | 58 72 72 72




82 09 13 | 06
7 1 7 2
1:37: 119.1 | 263. 117.6 100 | 636.8 | 636.8
47 5 1 233 233
1:38: | 119.12 | 264. 88.2 75 | 568.8 | 758.5
22 35 922 229
1:38: | 119.12 | 264. 58.8 50 | 439.0 | 878.1
57 18 66 32
1:39: | 119.14 | 263. 29.4 25 | 2389 | 955.9
32 29 813 254
1:39: | .- - - - - - 0.7 | 5.0993 | 491319 | 536177 | 0.9 | 2567.2 | 2567.2 | 2567.2 | 29.26 | 52 | 0.9 | 14539. | 14539. | 14539.
32 21 43 8 8| 80 3 3 3 106 | 93 | 52 61 61 61
35 77 40 | 46
4 7 8 9
1:52: 119 | 262. 117.6 100 | 595.1 | 595.1
47 67 1 53 53
1:53: | 119.08 | 263. 88.2 75 | 527.7 | 703.6
22 12 131 175
1:53: | 119.08 | 262. 58.8 50 | 3975 | 795.0
57 94 22 441
1:54: 119.1 | 263. 29.4 25| 1786 | 7144
32 47 062 249
1:54: | .- - - - - - 0.8 | 2.3044 | 2.26946 | 2.35547 | 0.9 | 11278 | 11278 | 11278 | 16.66 | 55 | 0.9 | 8531.0 | 8531.0 | 8531.0
32 86 74 7 7| 67 1 1 1 464 | 19 | 42 1 1 1
02 18 32| 85
9 7 6 3
2:07: 119 | 262. 117.6 100 | 559.1 | 559.1
48 24 1 99 99
2:08: | 119.01 | 262. 88.2 75 | 4813 | 641.7
23 06 278 704
2:08: | 119.08 | 262. 58.8 50 | 3595 | 719.1
58 59 994 989
2:09: | 119.08 | 262. 29.4 25 | 1136 | 4544
33 24 069 278
2:09: | ---.- -—-.- -—-.- -—-.- - - 11 | 0.6249 | 0.63922 | 0.60376 | 0.9 | 289.08 | 289.08 | 289.08 | 2.883 | 58 | 0.9 | 1964.1 | 1964.1 | 1964.1
33 67 45 9 44 68 | 34| 35 2 2 2
13 50 01| 03
6 8 9 8
2:22: 119 | 261 117.6 100 | 518.2 | 518.2
48 5 1 221 221
2:23: 119 | 261 88.2 75 | 436.5 | 582.0
23 35 601 802
2:23: 119 261 58.8 50 | 321.8 | 643.6
58 151 302
2:24: 119 261 29.4 25 | 7249 | 2899
33 945 978




2:24: | ---.- ---.- ---.- ---.- - -—-.- 1.4 | 0.1755 | 0.18633 | 0.15976 | 0.9 76.49 76.49 76.49 -| 58] 09 - - -

33 37 84 4 1] 27 5368 | 0.7 | 33 | 1989.6 | 1989.6 | 1989.6
74 80 41 65| 22 4 4 4
7 2 2 5

2:37: | 118.98 260 117.6 100 | 477.1 | 477.1

53 1 718 718

2:38: | 118.93 | 260. 88.2 75 | 406.7 | 542.3

28 65 54 387

2:39: 119 | 260. 58.8 50 | 277.1 | 554.2

03 47 157 315

2:39: 119 | 260. 29.4 25 | 4882 | 1953

38 12 918 167

2:39: | ---.- - - - - - 1.6 | 0.0565 | 0.06202 | 0.04868 | 0.9 23.31 23.31 23.31 -| 56| 09 - - -

38 76 68 2 21 25 10.69 | 5.8 | 40 | 4554.0 | 4554.0 | 4554.0
49 35 31| 66| 69 2 2 2
1 7 5 5

3:07: | 11891 | 258. 117.6 100 | 381.3 | 381.3

53 33 1 901 901

3:08: | 118.97 | 258. 88.2 75 | 3158 | 4211

28 71 563 417

3:09: 118.9 | 259. 58.8 50 | 153.8 | 307.6

03 41 261 523

3:09: | 118.94 | 259. 29.4 25 | 2271 | 90.84

38 06 231 925

3:09: | —--.- ---.- ---.- ---.- - - 2.0 | 0.0065 | 0.00762 | 0.00509 | 0.9 2.44 244 2.44 -| 49| 09 - - -

38 99 61 3 71 59 19.02 | 52| 75| 86117 | 8611.7 | 8611.7
19 18 03| 25| 97 4 4 4
5 9 4 2

3:37: 118.9 | 256. 117.6 100 | 2855 | 285.5

53 5 1 563 563

3:38: 118.9 | 256. 88.2 75| 1913 | 255.1

28 06 642 523

3:39: 118.9 | 256. 58.8 50 | 38.69 | 77.39

03 24 818 635

3:39: 118.9 | 257. 29.4 25 | 14.70 | 58.82

38 12 713 851

3:39: | ---.- - - - - - 2.2 | 0.0018 | 0.00223 | 0.00140 | 0.9 0.67 0.67 0.67 -| 38| 09 - - -

38 48 81 1 8| 51 2270 | 6.0 | 39 | 10486. | 10486. | 10486.
17 91 7| 8 | 81 1 1 1
5 4 1

1.3. Tests de rupture de gel a 110°C




Elap | Avg Avg | Avg Avg Avg Avg |Power Law Values -- |Bingham Plastic

sed Sampl Pres | Rotor | Shear | Shear | Visc Values --

Time | e sure | Speed | Rate Stress | osity

Temp

(hh: (°C) (PSI | (RPM | (1/s) (dyne/ | (cP) n' Kv Kind Kslot R2 Visc@ | Visc@ | Visc@ | |YP PV | R? Visc@ | Visc@ | Visc@

mm: 9) ) cm?) (Ibf- (Ibf- (Ibf- 11/sec | 11l/sec | 11/sec | (Ibf/1 | (cP 11/sec | 11/sec | 11l/sec

ss) sec/10 | sec/100 | sec/100 (cP) (cP) (cP) 00ft2) | ) (cP) (cP) (cP)

0ft?) ft?) ft?)

0:00: 35.01 | 401. | 1176 100 | 705.7 | 705.7

30 88 1 22 22

0:01: 37.68 | 398. 88.2 75 | 7305 | 974.0

05 71 351 468

0:01: 39.74 | 400. 58.8 50 | 495.9 | 991.8

40 12 288 577

0:02: 41.98 | 400. 29.4 25 | 3257 | 1302.

15 12 42 968

0:02: | ---.- 0.6 | 9.7301 | 9.23878 | 10.3963 | 0.9 | 4977.8 | 4977.8 | 49778 | 46.12 | 54 | 0.8 | 22634. | 22634. | 22634.

15 09 72 2 8| 45 1 1 1 452 | 9.8 | 64 36 36 36
21 48 18 | 95
9 9 5 2

0:22: | 10894 | 399. | 117.6 100 | 691.0 | 691.0

46 22 1 935 935

0:23: 109 | 399. 88.2 75 | 6285 | 838.0

21 76 289 385

0:23: 109 | 401. 58.8 50 | 604.1 | 1208.

56 18 812 362

0:24: | 109.05 | 398. 29.4 25 | 397.0 | 1588.

31 71 27 108

0:24: | ---.- 0.3 | 24594 | 22,7310 | 26.7644 | 0.9 | 12814. | 12814. | 12814. | 73.84 | 36 | 0.8 | 35719. | 35719. | 35719.

31 92 53 4 7| 22 9 9 9 48 | 26 | 42 7 7 7
12 10 18] 71
3 4 9 9

0:37: | 108.76 399 | 1176 100 | 680.1 | 680.1

46 1 547 547

0:38: | 108.96 398 88.2 75 | 6254 | 8339

21 386 181

0:38: | 109.02 | 397. 58.8 50 | 565.8 | 1131.

56 88 359 672

0:39: | 109.09 | 396. 29.4 25 | 384.6 | 1538.

31 35 078 431

0:39: | ---.- 0.4 | 22.095 | 20.4682 | 24.0297 | 0.9 | 11505. | 11505. | 11505. | 68.38 | 37 | 0.9 | 33123. | 33123. | 33123.

31 11 95 6 6| 64 51 51 51 902 | 84 | 05 33 33 33
45 24 97 | 30
1 9 4 7

0:52: | 109.08 | 395. | 117.6 100 | 650.9 | 650.9

47 18 1 599 599

0:53: | 108.99 | 395. 88.2 75 | 617.8 | 823.8

22 65 958 611




0:53: 109.1 | 396. 58.8 50 | 526.4 | 1052.
57 82 653 931
0:54: | 109.13 | 396. 29.4 25 | 369.2 | 1476.
32 12 143 857
0:54: | ---.- 0.4 | 20.403 | 18.9217 | 22.1806 | 0.9 | 10620. | 10620. | 10620. | 64.11 | 37 | 0.9 | 31071. | 31071. | 31071
32 20 83 9 5| 76 16 16 16 139 | 46 | 19 36 36 36
7 85 66 | 15
7 9 9 5
1:07: | 109.06 | 395. 117.6 100 | 698.0 | 698.0
47 56 1 973 973
1.08: 109 | 395. 88.2 75 | 618.0 | 824.0
22 18 541 721
1:08: | 109.05 | 394. 58.8 50 | 525.6 | 1051.
57 47 752 35
1:09: | 109.11 | 394. 29.4 25 | 341.2 | 1364.
32 71 485 994
1:.09: | .- 0.5 | 13.839 | 12.9869 | 14.9414 | 0.9 | 71539 | 7153.9 | 7153.9 | 53.26 | 46 | 0.9 | 25968. | 25968. | 25968.
32 16 77 6 87 8 8 8 567 | 51 | 56 91 91 91
86 47 70 | 95
8 8 1 4
1:22: | 108.96 | 391. 117.6 100 | 581.0 | 581.0
47 53 1 491 491
1:23: 109 | 390. 88.2 75 | 517.4 | 689.9
22 47 452 269
1:23: 109.1 | 391 58.8 50 | 444.1 | 888.2
57 76 101 202
1:24: | 109.05 | 392. 29.4 25 | 288.4 | 1153.
32 24 518 807
1:24: | .- 05| 12.151 | 11.3873 | 13.1327 | 0.9 | 6287.9 | 62879 | 62879 | 4594 | 38 | 0.9 | 22378. | 22378. | 22378.
32 05 99 7 1| 84 8 8 8 425 | 04 | 49 68 68 68
8 31 50 | 97
6 9 3
1:37: 108.9 389 | 117.6 100 | 593.5 | 5935
48 1 078 078
1:38: 109 | 390. 88.2 75 | 5726 | 763.5
23 47 375 166
1:38: | 109.08 | 388. 58.8 50 | 500.3 | 1000.
58 71 093 619
1:39: | 109.09 388 29.4 25 | 3321 | 1328.
33 41 564
1:39: | - 0.4 | 18.031 | 16.7427 | 19.5913 | 0.9 | 9380.4 | 9380.4 | 9380.4 | 59.63 | 34 | 0.8 | 28896. | 28896. | 28896.
33 31 3 4 8 | 48 662 | 25| 69 74 74 74
31 97 71| 11
7 5 5 9
1:52: 109 | 387. 117.6 100 | 584.6 | 584.6
48 67 1 015 015
1:53: 109 | 387. 88.2 75 | 570.1 | 760.1
23 12 403 87




1:53: 109 | 389. 58.8 50 | 506.3 | 1012.
58 24 876 775
1:54: | 109.08 | 387. 29.4 25 | 315.6 | 1262.
33 65 188 475
1:54: | .- 0.4 | 15958 | 14.8665 | 17.3117 | 0.9 | 8288.9 | 8288.9 | 8288.9 | 57.75 | 34 | 0.8 | 27999. | 27999. | 27999.
33 58 76 5 5| 20 1 1 1 07| 82| 24 46 46 46
10 73 80 | 41
1 5 3 7
2:07: | 108.94 | 387. 117.6 100 | 5324 | 532.4
48 12 1 421 421
2:08: | 108.96 | 387. 88.2 75 | 511.0 | 681.4
23 12 737 316
2:08: 109 | 385. 58.8 50 | 4135 | 827.1
58 88 786 572
2:09: 109 | 386. 29.4 25 | 2753 | 1101.
33 41 865 546
2:09: | ---.- 0.4 | 12.006 | 11.2360 | 12.9872 | 0.9 | 6218.3 | 62183 | 6218.3 | 45.10 | 34 | 0.9 | 21942. | 21942. | 21942.
33 95 29 5 41 73 2 2 2 309 | 74| 15 94 94 94
26 53 64 | 66
8 7 7 9
2:22: 109 | 384. 117.6 100 | 5315 | 5315
54 33 1 235 235
2:23: | 109.07 | 384. 88.2 75 | 3857 | 5143
29 12 482 309
2:24: | 109.09 | 384. 58.8 50 | 4355 | 8711
04 12 705 411
2:24: 109.1 | 385. 29.4 25 | 256.0 | 1024.
39 53 712 285
2:24: | ---.- 0.4 | 12.622 | 11.7668 | 13.6871 | 0.8 | 6553.4 | 6553.4 | 6553.4 | 43.46 | 31 | 0.7 | 21120. | 21120. | 21120.
39 63 42 6 4| 18 4 4 4 147 | 06 | 64 08 08 08
86 17 13| 02
4 6 9 5
2:37: 108.9 | 384. 117.6 100 | 546.5 | 546.5
54 29 1 541 541
2:38: | 108.92 | 383. 88.2 75 | 5216 | 6955
29 59 343 124
2:39: | 108.99 | 382. 58.8 50 | 439.6 | 879.2
04 88 26 52
2:39: 109 | 384. 29.4 25 | 257.2 | 1028.
39 29 347 939
2:39: | ---.- 0.5 | 9.3685 | 8.83888 | 10.0697 | 0.9 | 4821.4 | 4821.4 | 48214 | 4255 | 37 | 0.8 | 20757. | 20757. | 20757.
39 59 45 8 | 46 4 4 4 839 | 99 | 77 05 05 05
54 95 86 | 60
6 6 3
3:07: 108.9 | 380. 117.6 100 | 549.8 | 549.8
54 76 1 997 997
3:08: 108.9 | 380. 88.2 75 | 496.8 | 662.4
29 41 457 609




3:09: | 108.95 | 378. 58.8 50 | 420.3 | 840.7
04 65 707 414
3:09: | 108.94 | 378. 29.4 25 | 2314 | 925.8
39 47 678 712
3:09: | ---.- 0.6 | 6.7082 | 6.38725 | 7.14736 | 0.9 | 3422.1 | 3422.1 | 3422.1 | 3481 | 41| 0.9 | 17083. | 17083. | 17083.
39 30 56 2 59 7 7 7 671 | 27| 13 04 04 04
74 28 08 | 97
9 8 3 6
3:37: 108.9 | 375. 117.6 100 | 5111 | 5111
50 65 1 076 076
3:38: 108.9 | 376. 88.2 75 | 465.8 | 621.0
25 18 158 878
3:39: | 108.97 | 376. 58.8 50 | 3819 | 763.8
00 35 445 89
3:39: | 108.96 | 375. 29.4 25 | 187.1 | 7486
36 12 616 464
3:39: | —--- 0.7 | 39112 | 3.77641 | 4.10207 | 0.9 | 1964.0 | 1964.0 | 1964.0 | 25.60 | 42 | 0.9 | 12680. | 12680. | 12680.
36 37 1 2 3] 49 8 8 8 138 | 22 | 05 29 29 29
39 97 83 | 01
2 7 8
4:.07: | 108.89 | 372. 117.6 100 | 465.1 | 465.1
51 65 1 012 012
4:08: 108.9 | 372 88.2 75 | 425.0 | 566.7
26 82 856 808
4:09: 108.9 | 372. 58.8 50 | 324.2 | 6485
01 65 523 046
4:09: 108.9 | 373. 29.4 25 | 108.9 | 435.9
36 71 794 176
4:09: | ---.- 1.0 | 0.8178 | 0.82578 | 0.80601 | 0.9 | 38592 | 385.92 | 385.92 | 8.052 | 46 | 0.8 | 4323.1 | 4323.1 | 43231
36 71 13 3 8| 29 363 | 76 | 97 7 7 7
86 79 79 | 30
5 1 5 7
4:22: 108.9 | 372. 117.6 100 | 4427 | 442.7
52 12 1 583 583
4:23: 108.9 373 88.2 75 | 3913 | 521.8
27 889 518
4:24: | 10891 | 371 58.8 50 | 2955 | 591.1
07 76 662 325
4:24: 108.9 | 372. 29.4 25 | 6834 | 2733
42 12 63 852
4:24: | ---.- 1.3 | 0.2059 | 0.21664 | 0.19021 | 0.9 91.07 91.07 91.07 -| 48| 09| -3735 | -37.35 | -37.35
42 72 7 1 1] 13 1096 | 76 | 01
39 87 43| 23| 60
5 7 4 9
4:37: | 108.84 | 370. 117.6 100 | 412.0 | 412.0
57 35 1 949 949
4:38: 108.9 | 369. 88.2 75 | 358.2 | 477.6
32 76 446 595




4:39: 108.9 | 371 58.8 50 | 268.2 | 536.4

07 06 388 777

4:39: 108.9 | 371 29.4 25 | 4243 | 169.7

42 24 974 589

4:39: | ---.- 1.6 | 0.0526 | 0.05762 0.0454 | 0.8 21.74 21.74 21.74 -| 471 0.9 - - -

42 66 31 8 98 6.158 | 95 | 01 | 2469.2 | 2469.2 | 2469.2
65 67 76 | 88| 10 4 4 4
7 8 5 9

4:52: 108.9 | 368. 117.6 100 | 384.9 | 384.9

57 82 1 082 082

4:53: 108.9 370 88.2 75 | 3325 | 4434

32 811 415

4:54: 108.9 | 368. 58.8 50 | 2419 | 4838

07 12 088 176

4:54: 108.9 370 29.4 25 | 3266 | 130.6

42 89 756

4:54: | ---.- 1.8 | 0.0260 | 0.02912 | 0.02174 | 0.8 10.41 10.41 10.41 -1 45] 09 - - -

42 09 83 5 1| 98 8.109 | 89 | 10 | 34241 | 34241 | 34241
96 31 98 | 56 | 41 2 2 2
3 6 1 5

5:07: 108.9 | 367. 117.6 100 | 358.5 | 358.5

58 18 1 155 155

5:08: 108.9 | 367. 88.2 75 | 3123 | 4164

33 65 069 092

5:09: | 108.87 | 366. 58.8 50 | 209.7 | 419.4

08 35 389 778

5:00: 108.9 | 366. 29.4 25 | 30.95 | 123.8

43 24 569 228

5:09: | ---.- 1.8 | 0.0243 | 0.02719 | 0.02032 | 0.9 9.73 9.73 9.73 -| 43| 09 - - -

43 06 63 2 6| 14 9.071 | 40 | 30 | 3909.1 | 3909.1 | 3909.1
36 84 09| 99| 27 6 6 6
6 7 5

5:22: | 108.86 | 364. 117.6 100 | 3295 | 3295

58 59 1 001 001

5:23: | 108.88 | 364. 88.2 75 | 2758 | 367.7

33 24 187 583

5:24: | 108.89 | 365. 58.8 50 | 1735 | 3471

08 41 62 241

5:24: 108.9 | 363. 29.4 25 | 3203 | 128.1

43 88 375 35

5:24: | ---.- 1.7 | 0.0317 | 0.03496 | 0.02701 | 0.9 12.94 12.94 12.94 -1 39] 09 - - -

43 18 06 2 8 | 42 9.593 | 7.8 | 62 | 41956 | 4195.6 | 4195.6
06 64 79| 62| 38 7 7 7
8 7 3 2

5:37: | 108.85 | 361. 117.6 100 | 306.7 | 306.7

58 76 1 082 082

5:38: | 108.88 | 362. 88.2 75 | 2495 | 3327

33 82 884 845




5:39: 108.9 360 58.8 50 | 148.7 | 297.5

13 819 639

5:39: 108.9 | 363. 29.4 25 | 24.01 | 96.07

43 75 757 027

539 | —--.- 1.8 | 0.0144 | 0.01623 | 0.01181 | 0.9 5.66 5.66 5.66 -1 37] 09 - - -

43 76 08 6 9| 46 1147 | 95| 74| 51150 | 5115.0 | 5115.0
37 76 56 | 51| 80 1 1 1

6 4 8

5:53: 108.9 | 361. 117.6 100 | 2755 | 2755

04 06 1 195 195

5:53: | 108.89 | 359. 88.2 75 | 221.3 | 295.0

39 65 125 833

5:54: 108.9 | 359. 58.8 50 | 66.33 | 1326

14 47 384 677

5:54: 108.9 | 360. 29.4 25 | 21.60 | 86.41

49 35 316 263

554 | —--- 1.9 | 0.0084 | 0.00963 | 0.00685 | 0.9 3.28 3.28 3.28 -1 36| 09 - - -

49 37 83 9 6| 75 1733 | 6.6 | 49 | 79322 | 7932.2 | 7932.2
27 74 28 | 91| 19 8 8 8
3 4 1 8




