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Nomenclature
Ce Concentration de tensioactif a I’équilibre
Ci Concentration initiale
d Densité de la boue de forage
E rep Energie de répulsion
Ep Energie de Debye
Ex Energie de Keesom
EL Energie de London
Evpw Energie de Van der Waals
g Accélération de pesanteur
h Hauteur d'ascension du fluide dans le capillaire
Ia Indice de mouillabilité d’ Amott
Io Indice de mouillabilité a I’huile
Iw Indice de mouillabilité a I’eau
K Perméabilité absolue
Kaas Constante de vitesse de d’adsorption
Kaeés Constante de vitesse de désorption
Kr Constante d’équilibre thermodynamique de fren
Ki Perméabilité effective de la phase 1
KL Constante d’équilibre thermodynamique de Langmuir
Ko Perméabilité relative a I'huile
Kro max  Perméabilité relative maximale a 1'huile
Krw Perméabilité relative a l'eau
Krw max  Perméabilité relative maximale a I'eau
Msaturé Masse de I’échantillon saturé
Msec Masse de I’échantillon sec
P Pression
Pc Pression capillaire
Q Débit volumique
Qo Débit d’huile
Qw Débit d’eau
r Rayon de courbure

Nomenclature

mg/L
mg/L

kJ.mol!
kJ.mol!
kJ.mol!
kJ.mol!
kJ.mol!

mD ou m?

mD ou m
mD oum
mD ou m?
mD ou m?

kg

Pa

Pa
m3.s-1
m3.s

m3.s




Re

So
Sor

Vo
Vosp
Vw
Vwsp

oe

omax

YLV
YsL

Ysv

API

DRX
HLB

Nomenclature

Nombre de Reynolds

Section du milieu poreux

Saturation en huile

Saturation résiduelle en huile

Saturation en eau

Saturation en eau irréductible

Température

Volume

Vitesse

Volume d’huile déplacée par la saumure

Volume d’huile déplacée spontanément par la saumure
Volume de saumure déplacée par d’huile

Volume de saumure déplacée spontanément par 1’huile
Tension interfaciale

Angle de contact

Quantité adsorbée a 1’équilibre

Capacité maximale d’adsorption

Porosité

Tension interfaciale eau-vapeur

Tension interfaciale solide-eau

Tension interfaciale solide-vapeur

Perte de charge entre 1’entrée et la sortie du milieu
Viscosité

Viscosité dynamique de 1’huile

Viscosité dynamique de 1’eau

Masse volumique

Abreviations utilisées

American Petroleum Institute

Diffraction des rayons X
Hydrophil-Lipophil Balance

Module de finesse

Pa.s
Pa.s

Pa.s

kg.m




IR
OBM
SCAL
SOBM
TA
VCF
CMC
RPM
VWF
WBM
WCF
USBM

Nomenclature

spectroscopie Infrarouge

Boue a I’huile “Oil-based Mud*

Special core analysis

Boue a I’huile synthétique “Synthetic Oil-based Mud*
Tensioactif

Formulations de fluide de forage avec le TA Versacoat
Concentrations micellaire critique

Rotation par minute

Formulations de fluide de forage avec le TA Versawet
Boue a I’eau, “Water-based Mud”

Formulations de fluide de forage avec les TA Versawet+ Versacoat

United States Bureau of Mines
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Résumé

Au cours de forage des puits pétrolier, les fluides de forage assurent plusieurs roles notamment
1I’équilibre des pressions de la formation et I’évacuation des déblais de forage.
Lors du forage des formations productrices d’huile, les fluides de forage a émulsion inverse
sont souvent utilisés afin de limiter les endommagements des couches productrices.
En effet, le forage des formations par les fluides de forage a émulsion inverse s'accompagne
parfois par une altération des propriétés pétrophysiques suite a une inversion de la mouillabilité
de la roche-réservoir. Cette altération des propriétés du milieu poreux est le résultat de la
formation d’un film oléophile due a I'adsorption du tensioactif émulsifiant présent dans les
formulations des fluides de forage.
La modification de la mouillabilité¢ de la matrice va provoquer un piégeage de 1’huile dans les
capillaires du milieu poreux et induire une réduction de la perméabilité relative Kro. Une
¢lévation de la saturation en huile résiduelle Sor et du Water cut sont ainsi observées.
Le but des travaux décrits dans cette thése est d'évaluer l'effet de 1'adsorption de deux
tensioactifs commerciaux sur les parametres pétrophysiques en tant en compte le mécanisme
d'endommagement de la formation.
Les changements de mouillabilité et de perméabilité relative des échantillons de déblais s de
forage en fonctions de temps de vieillissement avec les émulsifiants de boue a base d'huile ont
été évaluce.
Les expériences objet de cette ¢tude sont basées essentiellement sur

* Laloi de darcy généralisée pour 1’évaluation de la perméabilité relative,

* Laméthode Amott pour la détermination de la mouillabilité des échantillons

» ['isotherme de Langmuir pour I’étude de l'adsorption des tensioactifs sur les surfaces des

pores.

Les échantillons des déblais (déblais) de forage ont été caractérisés par I'analyse
granulométrique, photomeétre de flamme et la diffraction des rayons X.
Les fluides utilisés sont la saumure, le gasoil et les tensioactifs dont les groupements
fonctionnels sont identifiés par IR.
Les résultats d'interprétation des courbes des perméabilités relatives nous permettent de décrire
les effets des tensioactifs sur les propriétés pétrophysiques des échantillons des gres. Il apparait
clairement sur la lumiéres des indices de mouillabilités I’aptitude des tensioactifs a altéré la

mouillabilité des roches réservoirs d’un état hydrophile a un état hydrophobe.
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Un scénario des mécanismes d’altération de mouillabilité par I’adsorption a la surface des gres

a I’échelle du pore est proposé a I’issue de ces résultats.
4+ Mots clés

Endommagement de la formation, déblais de forage, perméabilité relative, altération de la

mouillabilité, méthode Amott, boue a base d'huile, les tensioactifs, adsorption, isotherme de
Langmuir
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Abstract

During the drilling of oil wells, drilling fluids perform several roles including formation
pressure balance and cutting removal. When drilling oil producing formations, reverse
emulsion drilling fluids are often used to limit damage to the producing layers.
Indeed, drilling formations with reverse emulsion drilling fluids is sometimes accompanied by
an alteration of the petrophysical properties due to a change in the wettability of the reservoir
rock. This alteration of the properties of the porous medium is the result of the formation of an
oleophilic film due to the adsorption of the emulsifying surfactant present in the drilling fluid
formulations.
The modification of the wettability of the matrix will cause a trapping of the oil in the capillaries
of the porous medium and induce a reduction of the relative permeability Kro. An increase of
the residual oil saturation Sor and of the Water cut are thus observed.
The aim of the work described in this thesis is to evaluate the effect of the adsorption of two
commercial surfactants on the petrophysical parameters of reservoir rocks taking into account
the formation damage mechanism. The changes in wettability and relative permeability of
drilling cutting samples as a function of aging time with the oil-based mud emulsifiers were
evaluated.
The experiments in this study are based mainly on:

e Generalized Darcy's law to evaluate of the relative permeability,

e The Amott method for wettability measurement

e Langmuir's isotherm to study of the adsorption of surfactants.
Drilling cutting samples were characterized by particle size analysis, flame photometer and the
X-ray diffraction.
The fluids used were brine, diesel and surfactants which the functional groups were identified
by IR.
The results of the interpretation of the relative permeability curves allow us to describe the
effects of the surfactants on the petrophysical properties of the sandstone samples. It is clear
from the wettability indices that surfactants have altered the wettability of the reservoir rocks
from a hydrophilic to a hydrophobic state.
A scenario of wettability alteration mechanisms by the adsorption on the sandstone surface at

the pore scale is proposed.
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Keywords
Formation damage, drilling cuttings, relative permeability, wettability alteration, Amott

method, oil-based mud, surfactants, adsorption, Langmuir isotherm.
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Introduction

L'endommagement des formations des couches productrices d’hydrocarbures est un
probléme opérationnel indésirable qui peut se produire pendant la récupération du gaz et du
pétrole dans les réservoirs a différentes étapes, y compris le forage, la complétion, la production,

la fracturation hydraulique et les opérations de work Over.

L’endommagement est techniquement défini comme tout processus qui provoque une
réduction de la productivité naturelle inhérente d'un réservoir de pétrole ou de gaz, ou une
réduction de l'injectivit¢ d'un puits d'injection d'eau ou de gaz. En effet une bonne
compréhension du type et du degré de I’endommagement auxquels différents réservoirs peuvent
étre sensibles est essentielle pour ajuster les pratiques d'exploitation afin de minimiser les

facteurs d’endommagement.

L’endommagement par les fluides de forage peut se produire selon plusieurs mécanismes
différents, y compris, l'invasion des solides de la boue, la dispersion des fines particules de la
formation, I'hydratation des argiles et l'altération de la mouillabilité. Pour le systéme
d'ingénierie pétroliere, la mouillabilité est 1'un des paramétres les plus importants influengant

la saturation, la distribution et 1'écoulement des fluides dans les formations productrices.

La sélection d'une boue de forage appropriée pour un réservoir donné pourrait étre cruciale.
De nombreux chercheurs ont prouvé l'effet des fluides de forage sur les propriétés
pétrophysiques en raison du choix d'une boue inadaptée. La sélection d’une composition
performante du fluide de forage a ¢t¢ considérée comme essentielle pour minimiser les

endommagements des réservoirs et obtenir les indices de productivité souhaités.

Les mécanismes d'endommagement de la formation doivent d'abord étre déterminés afin
d'orienter le développement et la conception des mesures de protection des réservoirs. Les
méthodes expérimentales pour évaluer les dommages de la formation, comprennent
principalement une variété d'analyses de carottes et des expériences d'écoulement a I’aide d’une

variété de fluides et d'additifs.

Lors du forage des formations productrices d’huile, les fluides de forage a émulsion inverse
sont souvent utilisés afin de limiter les endommagements des couches productrices. La stabilité
de I’émulsion inverse dépend principalement de 1’utilisation des émulsifiants.

D’autre part, I’emploi des émulsions inverses s'accompagne parfois par une altération des

propriétés pétrophysiques suite a une inversion de la mouillabilité de la roche-réservoir.
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Cette altération des propriétés du milieu poreux est le résultat de la formation d’un film
oléophile di a I'adsorption des tensioactifs émulsifiants présents dans les formulations des
fluides de forage.

La modification de la mouillabilité¢ de la matrice va provoquer un piégeage de 1’huile dans les
capillaires du milieu poreux et induire une réduction de la perméabilité relative Ky. Une

¢lévation de la saturation en huile résiduelle Sor et du Water cut sont ainsi observées.

Cette chute des indices de productivité d’huile est la conséquence de 1’utilisation des

émulsifiants incompatibles avec les roches réservoirs.

En pratique, le choix des agents tensioactifs repose principalement sur le prix de vente du
produit, I’historique des performances des fluides de forage appliqués dans le méme champ
pétrolier et sur sa disponibilité. Lors des appels d’offre pour les commandes des émulsifiants,
les compagnies pétroliéres n’accordent pas d’importance en priorité a 1I’incompatibilité¢ des
tensioactifs avec la roche réservoir. Cependant les tests de comptabilité des tensioactifs avec
les formations réservoirs restent un sujet d’actualité. On a pu noter a travers la revue des
¢léments bibliographiques sur les criteres de choix et la comptabilité ce sont des aspects

quasiment ignorés par la littérature spécialisée.

L'adsorption des tensioactifs a la surface des roches est pilotée par différents facteurs tels
que la polarité de surface du la roche réservoir, le type de tensioactif, la température, le pH et
la salinité de I'eau de formation. En raison des différents types de tensioactifs et de la diversité
des interfaces roche/fluides, les mécanismes d'altération de la mouillabilité ne sont pas

identiques.

Ce projet de recherche se focalise sur 1'étude de I'influence de deux tensioactifs commerciaux
contenus dans les formulations des émulsions inverses sur les propriétés des roches réservoirs
en termes de perméabilité relative et altération de la mouillabilité. Cette thése a été élaborée en
vue de proposer une technique expérimentale basée sur 1’utilisation d’un micro-modele. Ce
dernier est constitué¢ de deux dispositifs permettant de mesurée I’imbibition spontanée et forcée,

qui repose sur une adaptation de test de mouillabilité selon la méthode d’ Amott.

Le mécanisme d'altération de la mouillabilité par différents tensioactifs dans les réservoirs
de gres a été analysé. Des échantillons des déblais s de forage préleve de la région de Berkine
ont été caractérise par : la diffraction des rayons X (DRX) et la photomeétrie de flamme. Les
groupes fonctionnels des tensioactifs ont été identifiés par le spectrophotométre infrarouge. En

outre, nous avons ¢tudié¢ I’adsorption des tensioactifs a la surface des gres sur la base de
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I’isotherme de Langmuir, et un nouveau mécanisme d’altération de mouillabilité a été proposé

pour chaque tensioactif.

Pour répondre a cette problématique, ce manuscrit s'articule autour de quatre chapitres

distincts

Le premier chapitre est consacré aux écoulements diphasiques dans les milieux poreux
et aux différentes propriétés pétrophysiques des roches matricielles. Ce chapitre
présente ¢également une description des phénomenes de piégeage des phases et la
mouillabilité de la roche réservoir.

Nous nous sommes intéressés dans le deuxieme chapitre aux divers phénomenes de
surface dans les réservoirs. Une compilation sur les tensioactifs, les forces
intermoléculaires, la tension interfaciale et les différents mod¢les associés a 1’étude
d’adsorption a I’interface solide-liquide.

Le troisieme chapitre met I’accent sur les types et les propriétés des fluides de forage.

Les émulsifiants utilisés dans les formulations des fluides de forage ainsi que les
endommagements provoqués par ces derniers sont aussi décrit.
Le quatrieme chapitre décrit le projet expérimental qui a ét¢é mis en place pour la
réalisation des expériences de mesure de perméabilité relative, mouillabilité¢ et
d’adsorption, le dispositif expérimental et toutes les procédures expérimentales sont
présentés en détails.

Le cinquiéme chapitre présente I’ensemble des résultats expérimentaux obtenus. Nous
présentons aussi les différentes caractéristiques des milieux poreux et fluides utilisés. A
I’issue d’une analyse des données qui met en évidence nous discutons I’influence des
tensioactifs sur la mouillabilit¢ et les perméabilités relatives, une interprétation
des mécanismes d’adsorption des tensioactifs est proposée.

A la fin du document, des conclusions expérimentales sont tirées des observations

¢tablies. Nous donnons aussi quelques perspectives de suite d’étude.
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Chapitre 1 Propriétés de milieu poreux et introduction a la mouillabilité

I-1.Introduction aux milieux poreux

Un milieu poreux est défini comme étant constitué d’une matrice solide et des vides appelés les
pores, ou peuvent coexister un ou plusieurs fluides. Ces milieux poreux peuvent étre de type

non consolidés/granulaires (sables, sols, ...) ou consolidés (gres, carbonates, calcaire, ...).

I-1.1.Les différentes échelles d’un milieu poreux

I1 existe plusieurs niveaux de description des écoulements en milieux poreux, dont la taille et
le nombre peuvent varier en fonction des matériaux et des applications considérées. Cependant,

on admet généralement au moins trois échelles de description caractérisées par les propriétés

suivantes (Le Maout, 2020; Yra, 2006) (Figure 1):

Echelle du réservoir

>

Echelle de Darcy

1
[
i
]
1
!
1
I
i
i
|
1
[}
]
1
]
]
I
1
I
1
|

107 m > Taille =10 m

107" m > Taille >10° m
Figure 1: Description des différentes échelles des milieux poreux

L’échelle du pore: c’est 1’échelle la plus petite du milieu poreux (du micrométre au

millimetre) au sens ou elle prend explicitement en compte la géométrie (complexe) du

squelette solide et le caractére multiphasique des écoulements : les phases et les

interfaces sont identifiables.
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e L’échelle de Darcy : C’est I’échelle usuelle de description du milieu poreux (du
millimetre a la dizaine de centimétres).

e Grandes échelles : C’est I’échelle du milieu étudi¢ dans son ensemble (de la dizaine de
centimetre au kilometre). L’étude de ces milieux fait généralement appel a une approche

combinée de données géostatistiques et de simulations numériques.

I-1.2.Ecoulement monophasique : équations régissantes

Considérons dans un premier temps un unique fluide s’écoulant dans un milieu poreux (phase
fluide o). A 1’échelle du pore il est régi par I’équation de Stokes (conservation de la quantité de

mouvement) :

— VP + po-g + Ua-V?V, =0 (1)

e greprésente 1’accélération de la pesanteur.
e Vestl'opérateur de divergence.
e Po, pa, po, et va représentent respectivement la pression, la masse volumique, la

viscosité dynamique et la vitesse de la phase a.

Ce modele est complété par les équations de continuité (conservation de la masse), pour un tel

systéme, les lois de conservation de la masse s’écrivent sous la forme suivante :

dpa

—=+ V- (PaVa) =0 2)

Pour un fluide incompressible et un squelette solide indéformable, 1’équation précédente peut

se simplifier sous la forme d’une hypothése d’incompressibilité :
V-v,=0 3)

Les conditions aux limites s’écrivent : a I’interface de la phase et la matrice solide

v, =0 @)

A I’échelle locale on exprime la vitesse moyenne de 1’écoulement d’un fluide visqueux dans
un milieu et par I’application de la méthode de prise de moyenne volumique (Withaker,

1986). On obtient 1’équation de Darcy exprimer par :
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%fvpva'dvz_uia(v(%pr“'dv)_p“'g) ©®)

Ou Vp est le volume des pores et dans ce cas est considéré comme occupé entierement par la
phase fluide a. V est le volume de prise de moyenne et K est une grandeur intrinséque au
milieu poreux qui représente le tenseur de perméabilité.

Cette grandeur physique traduit 1’aptitude d’un milieu poreux a laisser circuler un fluide.
Pour un milieu isotrope, le tenseur de perméabilité s’exprime en fonction d’une seule

grandeur scalaire, k, qui est la perméabilité absolue et telle que :

K=kI (6)

Celle-ci s’exprime en Darcy. A I’échelle de Darcy en écoulement horizontal 1D :

K dP,
Vg =——.— 7
a e dx (7)
A I’échelle du laboratoire, Aux faibles vitesses d’écoulement (et ce sera le cas dans cette étude)
nous considererons que les milieux poreux sont homogenes et isotropes et que 1’écoulement est
unidirectionnel et horizontal, ce qui nous permet de négliger les effets de pesanteur.
En notant Qo = débit volumique d’injection de la phase a L la longueur du milieu poreux, S sa

section et AP« la perte de charge dans la phase a entre ’entrée et la sortie du milieu, 1’équation

(5) devient :

__Qz_._li(ﬂk)
Va = A Ha \ L ()

I-1.3.Equations régissant les écoulements multiphasiques dans les milieux
poreux

Par rapport au cas monophasique, les écoulements de plusieurs fluides immiscibles se
distinguent par I’existence de zones de contact entre les différentes entités qui composent le
systeme. Les écoulements polyphasiques, lorsque deux fluides non miscibles (huile et eau, dans

notre cas) coexistent et sont en écoulement dans un milieu poreux, on définit localement :

- les saturations en chacun de ces fluides So, et Sw,
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Sp+Se=1 9)

- les pressions moyennes de chacun de ces fluides, Ph, et Pe, dont la différence Pc, est, comme

dans le cas ou ces fluides sont au repos, appelée pression capillaire ;

Po=P,—F (10)

- les vitesses de filtration de chacun de ces fluides. Par analogie avec la loi de Darcy, qui régit

les écoulements monophasiques, on écrit les deux formules :

v_e) = _Ilj_: (gradPe - peg))

v = —I;—: (gradph - Phﬁ)

(11)

Ces formules constituent la définition des coefficients ki et ke appelés perméabilités effectives
respectivement a l'huile et a 1'eau. p, et e sont les viscosités, pe et pn les masses volumiques

des deux fluides, v et vi les vitesse de deux fluide, et g I'accélération de la pesanteur.

Une équation d'état est exprimée en termes de compressibilité du fluide ¢ :

c=-.t=-.— (12)

Enfin, a I'équation (6, 7, 8,9) il faut joindre les €quations de continuité qui expriment la

conservation de chacun des deux fluides :

. — @
div(ppuy) + s (@ppSp) =0

., 0 (13)
div(peu,) + Iy (PpeSe) =0

Ces équations constituent le systéme fondamental utilisé pour décrire mathématiquement les
¢coulements polyphasiques en milieu poreux, dans le cas ou les deux fluides sont totalement

immiscibles.
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Dans le cas de milieu poreux naturels, le systetme d’équations se simplifie alors en systéme
d’équations connu sous le nom de loi de Darcy généralisée, dont nous approfondirons

ultérieurement 1’étude de ces équations.
I-2. La perméabilité
I-2.1. Définition de la perméabilité

La perméabilité caractérise la capacité d'un milieu poreux a laisser circuler a travers lui des
fluides (liquides ou gaz), quand il y a une différence de pression entre ses deux faces. Elle

dépend tant des propriétés du milieu que de celles des fluides mis en jeu (Iskandar, s. d.).

Pour un fluide monophasique, incompressible, de viscosité p, en écoulement laminaire et en
régime permanent, la perméabilité k est le coefficient de proportionnalité qui relie le débit Q de
ce fluide, a travers la section S d'un échantillon de longueur AL, a la perte de charge AP

nécessaire a cet écoulement.

_ kSAP

Q =2F (14)

HAL

Dans le cas d’un écoulement diphasique unidimensionnel au sein d’un milieu homogene et

isotrope, le modele de Darcy généralisé s’écrit :

v =— 2 (5) (15)

Wi \dx

La perméabilité effective a la phase i, notée ki, peut étre exprimée en fonction de la perméabilité

absolue k du milieu et la perméabilité relative a la phase 1 kii:

ki = kn' k (16)
I-2.2. La loi de Darcy

La loi de Darcy, reste de nos jours un ¢lément essentiel de la description mathématique de
I’écoulement d’un fluide dans un milieu poreux. Elle est toujours largement utilisée dans de

nombreux domaines : hydrologie, génie chimique, exploitation des gisements d’hydrocarbures.

Les premicres expériences connues sur la perméabilité ont été réalisées par darcy en 1856. Un

filtre poreux homogéne est placé dans un tube de section S, en introduisant un fluide
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incompressible de viscosité p et en mesurant le débit Q ainsi que la pression du fluide par deux

manometres latéraux placés a la base et au sommet du tube; Darcy a constaté qu'il y a une

relation entre les pressions P; et P> indiquées par les manomeétres, (a la base et au sommet du

tube respectivement) les caractéristiques géométriques du tube (section S et longeur L) et le

débit qui s'écrit :

_KS PPy
u L

Q (17)

Ou K est la perméabilité¢ d'un milieu qui s'exprime en Darcy ou en millidarcy.

La loi de Darcy s’applique a I’écoulement d’une phase fluide unique, occupant tout I’espace
poreux du milieu (Marle, 2006). Son extension aux €¢coulements de deux phases fluides qui se

partagent I’espace poreux a été proposé par Levrette.

Les limites de la loi de Darcy ont été établies dans des conditions d'écoulement particulieres

qui limitent sa validité. Les principales hypothéses de la loi sont les suivantes :

4+ Matrice solide homogg¢ne, isotrope et stable,

4+ Fluide homogene, isotherme et incompressible,
+ Energie cinétique négligeable,

+ Régime d'écoulement permanent,

¥ FEcoulement laminaire.

Les principales limitations a la validité de la loi de Darcy découlent par conséquent des deux
derniéres hypotheses, a savoir un écoulement laminaire et un régime permanent. En effet,
lorsque ces conditions ne sont plus remplies, les pertes d'énergie par frottements visqueux ne

sont plus proportionnelles a la vitesse, mais a une puissance de celle-ci.
La définition du seuil d'apparition de turbulences dans 1'écoulement est donnée par le nombre

de Reynolds Re, exprimant le rapport des forces d'inertie aux forces de viscosité.

I-2.3. Méthodes de mesure des perméabilités relatives

Les méthodes de perméabilité relative en laboratoire comprennent la méthode par déplacement
(unsteady-state), la méthode des écoulements permanents (steady-state) et la méthode de

centrifugation.
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I-2.3.1.La méthode de déplacement (unsteady-state method)

Les mesures de perméabilité relative par déplacement peuvent étre effectuées plus rapidement
que les mesures en régime permanent, mais l'analyse mathématique de la procédure en régime
instationnaire est plus difficile. Cette méthode nécessite une interprétation analytique des

résultats.

Echantillon initiale
saturée d’ean

[ Eau

Huile

Drainage par [huile
jusqu’an Swr

Swir

Injection initiale d’eaun
avant la percée (production
d’huile uniguement Qw =0)

Swir
Injection d'eam a la percée

(production d’huile uniguement

= Qw=0)
Swir
Injection d'eam aprés la
percée (production d’huile
et d’ean)

l

i

Swir
Sor Fin  dlinjection  d'ean
— (production d’eau uniquement
et Qo =10)

l

Bir

BRFMi-E

Figure 2: Procédure expérimentale de détermination des perméabilités relatives par la
méthode par déplacement

Dans une mesure en régime non permanent (voir figure 2), I’échantillon est saturé d'un fluide

(eau ou huile), puis l'autre fluide est injecté pour déplacer le premier fluide.
En effet, les hypotheéses émises sont les suivantes :

* Le milieu poreux est homogene

= Les effets de pression capillaire sont négligeables aux extrémités comme dans la zone
du front de saturation.

= [’écoulement est unidirectionnel et forme un angle a avec I’horizontal.

» Les fluides sont non miscibles, newtoniens et incompressibles.
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Dans une mesure en régime non permanent, 1’échantillon est saturé d'un fluide (eau ou huile),

puis l'autre fluide est injecté pour déplacer le premier fluide.

La théorie de Buckley & Leverett, (1942) qui est développée par Welge, (1952) est
généralement utilisée pour la mesure de la perméabilité relative dans des conditions non

permanente.
La base mathématique de l'interprétation des données d'essai peut étre résumée comme suit :

Leverett a combiné la loi de Darcy avec une définition de la pression capillaire sous forme

différentielle pour obtenir :

Kro aPC_ .
1+ ”O(—ax Ap g sinf)
14 Ko fw

krw' to

F, = (18)

Ou fy, est la fraction d'eau dans le flux de sortie ; q est le débit total de fluide quittant la carotte
; O est I'angle entre la direction x et I'horizontale ; et Ap est la différence de densité entre les

fluides en déplacement et les fluides déplacés.

Pour le cas d'un écoulement horizontal et d'une pression capillaire négligeable, par la
combinaison de la loi de darcy I’équation (23) devient :
1

kro uw
krw' uo

E, = (19)

Le travail de Welge a été étendu par (Johnson et al., 1959) parfois appelé la méthode JBN pour
calculer les perméabilités relatives des phases individuelles, krow est obtenu en tragant 1/(Qvi.Ir)

en fonction de 1/Qyi .

1
)/d(ini)

Kro = fosortie - T (20)

d(Qvi-IR

Ou:
fo.sortie © €st le flux fractionnaire d’huile en sortie,
Quiest le débit d’eau injectée.

Ir est le ratio d’injectivité défini par :
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AP;
I, = - 21
R Qvi-AP ( )

Avec APi étant la perte de charge aux conditions initiales et AP, la perte de charge mesurée.
1-2.3.2.La méthode de I’écoulement permanent (steady state method)

En général, pour l'approche en régime permanent, les deux fluides sont injectés simultanément.
Les volumes injectés et de méme les volumes des phases produites en fonction du temps sont
enregistrés, la chute de pression est aussi mesurée pour déterminer la perméabilité relative

(Figure 3). Ensuite, la perméabilité relative et la perméabilité effective sont calculées.

MNP
. e

(Ko, max) 9525

85%

me) NS =)

Figure 3: Procédure expérimentale de mesure de perméabilité relative par la méthode de

'écoulement permanent

Le temps nécessaire entre chaque série de taux d'injection est de quelques heures a quelques
jours en fonction de la perméabilité absolue afin d'atteindre un régime permanent et ainsi
pouvoir obtenir une nouvelle série de points de perméabilité relative. La perméabilité relative
en régime permanent est considérée comme plus précise que la méthode par déplacement qui
est abordée dans la section suivante ; cependant, la méthode en régime permanent prend plus

de temps.
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% Les étapes de mesures

Dans notre cas nous considérerons un milieu homogéne de section A, de longueur L et de

porosité .

Les perméabilités relatives sont calculées en considérant le modéle de Darcy généralisé 1D

(modele diphasique de Darcy) décrit ci-dessous pour les deux phases eau (w) et huile (0) :

k .kro.A ,0Po

Q=—"7"0G5 (22)
k .krw.A 0Pw

Qw=—0r—G) (23)

e la premicre étape consisterait a saturer la carotte a 100% avec de 1'eau pour mesurer sa
perméabilité absolue. Ensuite

e [’huile est injectée pour déplacer I'eau de la roche afin d'atteindre la saturation en eau
irréductible. Cette condition représente la condition initiale du réservoir et le point final
(end point) de la perméabilité relative au pétrole (kro,max) peut étre mesuré,

e T’huile et I'eau sont injectées simultanément a un débit fixe jusqu'a ce que le taux produit
soit égal au taux injecté.

e Le systéme doit atteindre un régime d'équilibre avant de pouvoir effectuer une mesure.

e Les saturations de la carotte doivent étre mesurées a chaque équilibre et un nouveau
ratio de fluide est appliqué.

e (ette opération est répétée jusqu'a ce que les perméabilités relatives soient déterminées

e [Lasaturation en eau est généralement mesurée a l'aide d'une mesure volumétrique ou la
pesée résistivité ¢lectrique, ou l'imagerie par rayons X pour surveiller la saturation a

I'intérieur de la carotte.

La modification incrémentielle du débit dépend du temps disponible pour réaliser 1'expérience.
L'augmentation progressive du débit d'eau se poursuivra jusqu'a ce qu'il n'y ait plus que de l'eau
qui circule dans le systéme et que la saturation résiduelle en huile soit atteinte.
Plusieurs montages expérimentaux et méthodes ont été élaborés dans la littérature, pour
¢liminer/réduire les effets de extrémité pour la méthode des écoulements permanents :

e M:¢éthode de Penn state

e Me¢éthode dynamique a échantillon unique

e Me¢éthode de Hassler
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e M:¢éthode de Hafford
I-2.4. Influence de la mouillabilité sur les perméabilités relatives

La perméabilité relative est une fonction de la mouillabilité, c’est une mesure directe de la
capacité du milieu poreux a laisser s’écouler des fluides a travers son réseau de pores. Cette
propriété étant contrdlée par la distribution spatiale des phases, la mouillabilité aura donc un
effet sur les perméabilités relatives. De multiples études ont évoqué une méme évolution du
comportement des perméabilités relatives avec la mouillabilité (W. G. Anderson, 1987; Owens

& Archer, 1971).

Relative Permeability
-
~
N
~

~ . "
wc /Q\ N

o
A

Water Saturation

Figure 4: Courbes de perméabilité relative

A I’échelle du pore, dans un milieu de mouillabilité franche a I’eau préfére étre en contact avec
la surface. L’eau remplit donc les pores étroits tandis que l'huile remplit les pores larges, ce qui
donne a I'eau une mauvaise mobilité avec une perméabilité relative plus faible. Pour la méme

raison, l'huile a une perméabilité relative plus €levée que 'eau.

Dans le cas d'un systéeme de mouillabilité franche a 1’huile (figure 4), on observe l'inverse du
scénario précédant : I'huile a une perméabilité relative inférieure a celle de 1'eau car elle remplit
les pores étroits. L'eau, par contre, remplit les grands pores, ce qui donne une faible mobilité a
I'huile. La saturation résiduelle en huile est cependant élevée, car 'huile est piégée au centre

des pores les plus larges par I'eau qui la coince de tous les cotés.
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Tableau 1 les perméabilités relatives en fonction de mouillabilité

Systéme Water-wet Oil-wet
Swi >20a25% <10 -15%
Kiw=kro Sw> 50 % Sw<50%
Kiw @ Swimax) (Sor) <0.3 >0.5

Dans un systéme eau-pétrole, a mesure que le systéme devient plus mouillable en huile, la
perméabilité relative de I'eau (krw) augmente, la perméabilité relative de I'huile (kro) diminue,
et le point de croisement se produit a une saturation en eau plus faible.

Ces caractéristiques particuliéres ont permis a (Craig, 1971) de généraliser quelques régles
empiriques, qui indiquent les différences de perméabilité relative des carottes fortement
mouillées par 1'eau et des carottes fortement mouillées par le pétrole. Ces régles sont présentées

dans le tableau 1.
I-3.Piégeage des phases (phase trapping)

I-3.1. Définition

Le piégeage de phase, ¢galement appelé piégeage capillaire, désigne le processus dans lequel
la phase non mouillante est piégée dans I'espace poreux, sous forme de gouttes discrétes, par
les forces capillaires. Ce piégeage est caractérisée par la saturation irréductible représente la
saturation minimale de la phase mouillante qu’un milieu poreux (de perméabilité et porosité
définies) peut retenir durant 1’écoulement de la phase non mouillante, et la saturation résiduelle
qui est la saturation minimale de la phase non mouillante obtenue aprés imbibition forcée de la
phase mouillante dans le milieu poreux (Tognisso, s. d.).

Pendant le drainage des fluide , la phase mouillante est principalement piégée par le mécanisme
de bypass ; cependant durant 1'imbibition, la phase non mouillante peut étre piégée soit par le
Bypass, soit par le Snap-off, soit par une combinaison des deux mécanismes (Anbari et al.,
2018).

Des études menées dans des micromodules par (Chatzis et al., 1983; Lenormand et al., 1983)

ont identifi¢ deux principaux phénomenes de piégeage capillaire : le piégeage bypass di a
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I'hétérogénéité de la résistance a 1'écoulement a 1'échelle du pore, et le piégeage Snap-off di a

la compétition dynamique entre les forces capillaires et les forces visqueuses (figure 5).

Ea s
S A
(e} @ @ —\Q_:_D/‘ % E pores et S nceud
3

Pas de piégeage

€z
¥ @ @ % E pore et F nceud
() @
£

Piégeage d’huile par by-passing dans
le gros pore E

v,
s
te} @ @ :@ % Les 2 T pores et S nceud
¥

Huile trappée par Snap-0ff dans le

T gros pore
- F
te) é @ :@ % 2T pores F nceud
T

snap-0ff Ta et by-passing T

Ea S A
te) @ :@ _@.— % Ea, T pores et S nceud
T

Piégeage snap-off dans T

Ea F
F @ @ % T Ea, Pores F nceud
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T
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F £ % Ta- E Pore et F nceud
[0S
E

Piégeage snap-pff F et by-passing E
Figure 5: Différentes combinaisons de piégeages des phases par Chatzis et al. (1983)

I-3.2. Les mécanismes de piégeage des phases dans le milieu poreux

I-3.2.1.Mécanisme du doublet de pore (Bypassing)

Ce modele permet d'illustrer une hétérogénéité locale qui consiste en une différence de rayon
entre deux chemins d'écoulement possibles. Le doublet est constitué de deux pores paralléles

dont I'un est plus large que l'autre et dont les entrées et sorties sont connectées (figure 6).

Ce modele développé par Moore & Slobod, (1956) qui fait I'hypothése que dans chaque pore,

nous avons un écoulement de type Poiseuille et que la présence de l'interface ne perturbe pas
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'écoulement. Ces hypothéeses sont vérifiées si les pores sont bien plus longs que larges et que

le déplacement se fait lentement.

stage 3
STABLE

huile

Figure 6: Mode¢le du doublet by-passing

Les prédictions du modele du mécanisme de déplacement microscopique de l'huile par 1'eau

dans un doublet de pores illustré a la Figure 7, constitué de deux capillaires uniformes connectés

en paralléle, de diamétres D1 et D2, respectivement, ont ¢ét¢ dérivées par le raisonnement

suivant.

Kow” Ku

KI‘IW

=)

Figure 7: Représentation du modéle de doublet de pores du déplacement de type imbibition

(Chatzis et al., 1983)

Si I'eau est fournie au débit volumique, qw alors :

d1 + 42 = qy

q1, g2 sont les débits volumiques dans les capillaires 1 et 2, respectivement.

(24)
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On considére un écoulement de poiseuille, et par I'application de 1'équation de Hagen-Poiseuille

(H-P), les pertes de charge visqueuses sont données par :

128q;pul
AP = ——

] D G=1,2) (25)

Ou Dy, D> sont les diamétres des grands et petits capillaires, respectivement, | est la longueur
du trajet d'écoulement du doublet, supposé étre le méme dans les deux branches, et p est la

viscosité, en supposant que les deux fluides ont la méme viscosité.

La différence de pression entre les deux points de branchement doit étre la méme (La chute de
pression a travers chaque capillaire est la somme algébrique de la pression capillaire et de la

chute de pression visqueuse). Cette condition est exprimée comme suit :

Pey — AP = P —AP, (26)
En utilisant les équations précédentes, on obtient les expressions des vitesses vi, v2 et le rapport
A=vVi/ vy
; 32v9u | B*D5AP,
2 T
2=)= 2L 27)
15 +
o lo
N¢1+ BN
— 2c1 B*Nc2 (28)
ﬁ (Ncl_ ch)
Ou:
- B=Di/D2
- Na=32vdu
2
~ ch_ D5yAPc
lo

Sont des quantités sans dimension, et V%est une vitesse de pore du déplacement de fluide, basé

sur le diamétre capillaire D».
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I-3.2.2.Mécanisme du Snap-off

Le modéle du Snap-off (figure 8) permet d'illustrer des différences de sections transversales le
long de 1'écoulement. Considérons une nappe d'huile poussée a travers un étranglement. Si la
force appliquée est insuffisante pour forcer le passage de I'huile, celle-ci se divise en gouttes

qui restent piégées a l'intérieur du pore tandis que I'eau les contourne.

i Huile

Eau ==

Figure 8: Mécanisme du Snap-off

I-3.2.3.L’effet Jamin

L'effet Jamin est défini comme cette résistance a I'écoulement de liquide a travers les capillaires
qui est due a la présence de bulles. La présence de bulles peut retarder I'écoulement d'un liquide
au fur et a mesure qu'il progresse a travers un tube capillaire de petit diamétre. Cet effet peut
étre décrit plus facilement en analysant une gouttelette d'huile ou une bulle de gaz pi¢gée dans
un tube capillaire (figure 9). L’effet jamin est un phénoméne tout a fait indépendant de la
résistance au frottement et est di a la différence de pression capillaire entre les deux cotés du

globule piégé.

. : QOil droplet
Flow direction \ e VD g
——————

Figure 9: Goutte piégée : Effet Jamin (Moradi et al., 2014)

Considérons un seul tube contenant une chaine de bulles de deux fluides, les deux extrémités

exposée soumise a des pressions Pi et P2. Alors, sin est le nombre de bulles, chacune désignée

' Huile piégé par snap-off
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par i, r le rayon du tube, d la tension superficielle du liquide, 01 et 0> les angles de contact sur
les extrémités d'une bulle, nous avons la relation d'équilibre suivante pour les tubes qui sont si

petits que les effets de la gravité sont négligeables (Smith & Crane, 1930) :
2 .
Pp—P, = - Tio(cosB, — cosB0,); (29)

I-4.L.a mouillabilité des réservoirs

I-4.1. Définition

La mouillabilité peut étre définie comme la tendance d’un fluide a s’étaler ou a adhérer sur une
surface solide en présence d’autres fluides immiscibles. Le fluide ayant la plus forte affinité
pour la surface solide est appelé fluide mouillant, I'autre fluide est appelé non mouillant (Amott,
1959; W. Anderson, 1986; BRIANT, 1989; Craig, 1971; Samiei Nezhad et al., 2021).

La mouillabilité peut étre aussi définie comme étant la variation de I’énergie libre de Gibbs due

a la mise en contact d’une unité de surface du solide et du liquide.

(5a),, =7 30)

De fagon générale, lorsqu'un liquide est mis en contact avec la surface d'un solide, il se forme
un angle de raccordement du premier sur le second. Lorsque le mouillage est parfait, I'angle de
raccordement devient nul, dans ce cas 1'énergie d'adhésion est maximum. La configuration
d'équilibre des deux phases fluides dépend de la tension superficielle entre chaque paire des
trois phases solide/liquide (ysv), liquide/vapeur (yLv) et solide/vapeur (ysv) et I'angle de contact

0 ; ces grandeurs sont liées entre elles par la relation que Young a établie en 1805 :

YLv C0SO = ygy — Vs, (31)

Pour une surface solide idéale, lisse, chimiquement homogéne, rigide, non réactive. En
combinant la relation du travail d’adhésion (équation de Dupré) avec celle de Young, on obtient

I’équation de Young-Dupré :

WsL _
YLV

cos 0O = (32)
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Cette relation montre que le mouillage résulte de la compétition entre, d'une part, la cohésion
traduite par la tension superficielle yLv et, d'autre part, 'attraction des atomes du liquide par
ceux du solide, exprimée par I'énergie d'adhésion solide/liquide Wst (figure 10).

Lorsqu’un réservoir présente des propriétés homogeénes de mouillabilité :

% Elle est mouillable a I’eau si I’angle de contact est inférieur a 90°
¢ Elle est mouillable a I’huile si I’angle de contact est supérieur a 90°

¢ Elle est de mouillabilité intermédiaire si I’angle de contact avoisine 90°

YLv
Ysv

Figure 10: Etat d'équilibre d'une goutte de liquide poses sur un solide

- ysv La tension a l'interface solide-vapeur
- yst La tension a l'interface solide-liquide

- yrv La tension a l'interface liquide-vapeur
I-4.2. Classification de la mouillabilité des réservoirs

1-4.2.1.Mouillabilité franche

En général on admet que les roches réservoirs sont considérées de mouillabilité franche a I’eau

(Y. Wang et al., 2011) avant la migration des hydrocarbures.

Mouillabilité franche a I'huile

Figure 11: Représentations des phases fluides en fonction de la mouillabilité par Meybodi et

al., 2010
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La mouillabilité franche a une phase (a I’eau ou a I’huile) ou mouillabilité homogene est la forte

préférence d’adhésion d’une phase sur la surface (figure 11).
1-4.2.2.Mouillabilité hétérogene

Dans les roches réservoirs la composition minéralogique du milieu poreux et les propriétés
d’adsorption peut varier localement ce qui altérer les processus d’échanges ioniques et
d’adhésion des fluides sur la surface. Cette altération peut conduire a des fortes variations de la

mouillabilité de réservoirs (Cuiec, 1995).

Connate water

Mouillabilité franche a I’eau Mouillabilité mixte

Figure 12: Représentations des phases fluides en fonction de la mouillabilité intermediaire

Certaines parties de la roche ou des molécules d’huile ce sont fortement adsorbées sont
devenues mouillables a 1’huile tandis que les autres sont restées mouillables a 1’eau on parle
alors de mouillabilité hétérogéne ou fractionnelle (figure 12) Les réservoirs pétroliers sont

généralement de mouillabilité mixte (Nguendjio, 2014).

1-4.3. Méthodes d’évaluation de la mouillabilité

1-4.2.2.Les méthodes quantitatives

¢ L'angle de contact

C'est l'angle de raccordement (noté téta) entre la surface du solide approximer comme plane, et
la micro goutte de liquide que 1'on a déposée sur cette derniere. Il peut varier de 0 a 180 degrés

et en fonction de sa valeur (pour I'eau) on peut classer les surfaces comme suit (voir figure 13)
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f<90° 6=90° §>90°
Mouillabilité Mouillabilité Mouillabilité Mouillabilité
franche a I’eau intermédiaire franche a I’huile mixte

Figure 13: Représentation schématique de la mesure de I'angle de contact sur une surface

solide pour différents types de mouillabilit¢ (Alyafei, 2021)

Cette méthode est représentative de la mouillabilité a 1’échelle du pore mais elle ne prend pas

en compte les différentes hétérogénéités ou les rugosités de surface (Morejon, 2017).

¢ La méthode Amott

Le test Amott-IFP (figure 14) consiste a comparer les quantités de fluides récupérées par
imbibition spontanée et par injection forcée, d’une part avec de 1’eau et d’autre part avec de

I’huile (Alveskog et al., 1998; Standnes & Austad, 2000).

(c) {d)

Figure 14 : Schéma du test Amott par (Alyafei, 2021)
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¢ Description du test Amott-1FP
Avant d’effectuer le test, I’échantillon est saturé¢ en saumure puis une huile visqueuse est
injectée pour mettre en place 1’eau irréductible. L huile en place est ensuite remplacée par
déplacement miscible par une huile moins visqueuse.

La procédure expérimentale du test est la suivante :

* Imbibition spontanée en saumure et mesure du volume d’huile déplacée Vsp,
= Déplacement forcé par la saumure et mesure du volume d’huile déplacée Vo,
* Imbibition spontanée en huile et mesure du volume de saumure déplacée Visp,

» Déplacement forcé par 1’huile et mesure du volume de saumure déplacée Vy.

Les déplacements forcés sont effectués aux mémes débits. De ces mesures, sont déduits les

indices de mouillabilité.

L'indice de mouillabilité d'Amott est exprimé comme un indice de mouillabilité relative défini
comme le rapport de déplacement par eau (équation 33) moins le rapport de déplacement par

huile (équation 34) (Tiab & Donaldson, 2016) :

e [’indice de mouillabilité a I’eau :

- % (33)
e L’indice de mouillabilité a I’huile :
= (34)
e L’indice global de mouillabilité 1 de la roche :
Ia=1Iw-1Io (35)

¢ Interprétation du test Amott-IFP

A T’aide des valeurs des trois indices, il est possible de qualifier 1’état de mouillabilité de
I’échantillon étudié selon le tableau 2.

Lorsqu’une roche est franchement mouillable a 1’eau, Io est nul ou tres faible et Iy est d’autant
plus proche de I'unité que 1’affinité pour 1’eau est forte.

Lorsqu’une roche est franchement mouillable a 1’huile, les valeurs des deux rapports sont

inversées.
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L’indice de mouillabilit¢ se trouve donc compris entre les valeurs —1 pour un milieu
franchement mouillable a I’huile et +1 pour un milieu franchement mouillable a I’eau. Les
valeurs intermédiaires caractérisent les mouillabilités intermédiaires, fractionnaires ou mixtes

(Pedrera, 2002).

Tableau 2 I’indice de mouillabilité d’ Amott

I, -1 -0.3 0 0.3 1
Intermédiaire
Indice de | Franche a Légére a Neutre Légerea | Franchea
mouillabilité | 1’ hyile huile leau I’eau

¢ La méthode de USBM (United States Bureau of Mines)

Cette méthode de mesure de la mouillabilité basée sur la comparaison de travail nécessaire a
un fluide pour déplacer 'autre (Donaldson et al., 1969). En raison du changement favorable
d'énergie libre, le travail requis pour déplacer le fluide non mouillant de la carotte est inférieur
au travail requis pour le déplacement opposé. Dans les tests USBM, I'imbibition spontanée n'est
pas spécifiquement mesurée, mais elle se produit lors de la centrifugation initiale a basse
pression. Par conséquent, la méthode combinée Amott/USBM a largement remplacé le test
USBM car elle permet de déterminer les imbibitions spontanées dans une cellule d'Amott. Ce

test de combinaison fournit également les indices de mouillage Amott et USBM .

L’indice de mouillabilité W est calculé a partir des aires sous les courbes de pression capillaire

AjetAs:

W = log% (36)
2

1-4.3.2.Les méthodes qualitatives

Les méthodes qualitatives déterminent le degré de mouillage de 1'eau ou de I'huile en fonction :
e de la forme des courbes comme dans les courbes de perméabilité relative et de
récupération,

e du comportement des particules dans les fluides.




Chapitre 1 Propriétés de milieu poreux et introduction a la mouillabilité

Les méthodes qui seront utilisées dans cette études est les courbes de perméabilité relative et
I’imbibition car elles sont les méthodes qualitatives les plus couramment utilisées pour évaluer

la mouillabilité et facilement obtenues dans les expériences de Waterflooding.

¢ Méthode d'imbibition
L'appareil d'imbibition original testé la mouillabilité a température et pression ambiantes. Plus
récemment, Kyte et al ont décrit une modification de l'appareil qui permet de mesurer la
mouillabilité dans les conditions du réservoir.

La figure 15 illustre I'équipement utilisé pour effectuer les tests dans des conditions ambiantes.

TTTTT []

Huile

T TTTTT]

0
0

IO

—— Eau

5

Cellule Amott

0

0

0]

Echantillons

Bouchon étanche

Figure 15: Cellule d'imbibition d’ Amott

¢ Méthodes des courbes de perméabilité relative

Les courbes de perméabilité relative peuvent ne pas détecter de petits changements de
mouillabilité dans les carottes. Néanmoins, elles sont utiles lorsque les carottes ont de

mouillabilité franche a I’eau ‘Water-wet’ ou par 'huile “’Oil-wet’’.
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(Craig, 1971) a suggéré des reégles empiriques pour différencier les systemes de mouillabilité
franche a 1’eau ou I’huile, qui indiquent les perméabilités relative des carottes fortement
mouillées par I'eau et des carottes fortement mouillées par le pétrole (évoquée précédemment,

section 1.3.5).

I-4.4. L’ Altération de la mouillabilité

Avant la migration des hydrocarbures des roches sédimentaires ou ils sont formés vers les
roches réservoir, ces dernieéres étaient uniquement au contact d’un aquifére et étaient
mouillables a I’eau. Voient leur mouillabilité s’altérer lors de la migration des hydrocarbures et
de leur vieillissement au contact de la matieére organique sous 1’effet de la pression et de la

température.

Plusieurs mécanismes peuvent étre responsables de l'altération de la mouillabilité par les
interactions roche—huile—saumure. Une altération de la mouillabilit¢ peut se produire par
adsorption de composants polaires (asphalténes et résines) et/ou dépot d'autres substances
organiques sur la surface des pores a partir du pétrole brut dans les formations pétroliféres
(Buckley, 1998) (Sayyad Amin et al., (2010).

Une surface de quartz est de mouillabilité franche a I’eau a cause de la présence de groupes
hydroxyles et hydrophiles. Si cette surface est mise en contact avec une 1’huile brute, il est
possible de changer sa mouillabilité. Ce phénoméne s’explique par 1’adsorption de molécules
polaires de I’huile sur la surface de quartz et est dépendant de la température, pression et durée

du contact (Morrow, s. d.) (J. S. Buckley, s. d.).

Une étude réalisée par Taqvi et al., (2016) pour comprendre l'effet des asphalténes sur la
mouillabilité des roches carbonates utilisant la technique du potentiel {. A partir des profils de
mouillabilité obtenus, ils ont été¢ constatés que différents échantillons d'huile montrent la
transition de mouillabilité, de mouillabilité franche a 1’eau a une mouillabilité franche a I’huile
le mécanisme de cette altération de la mouillabilité, a I’échelle microscopique est illustré dans

la figure 16.
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Figure 16: Mécanisme des particules d'huile pendant le processus d'altération de la

mouillabilité

1-4.5. Effet de la mouillabilité sur la récupération des hydrocarbures

¢ Récupération primaire
Lors des méthodes de récupération primaire du pétrole, sous I'influence d'une chute de pression
dans le puits de forage, le pétrole a une mobilité relativement élevée et se déplace facilement
dans sa direction.
Dans le cas d'une roche hydrophobe, le pétrole se trouve dans de petits pores, dont 1'extraction
est d'autant plus difficile qu'elle est soumise a l'influence d'une différence de pression. La
perméabilité relative est une caractéristique déterminante de la possibilité de mouvement des
phases individuelles dans 1'espace poreux des roches réservoirs. Ce paramétre est fonction de
la mouillabilité, de la géométrie des pores, de la distribution des fluides dans la roche et de
I'historique de la saturation.
Les roches hydrophiles ont une perméabilité a I'eau supérieure a celle du pétrole, 1a ou la roche
est hydrophobe, c'est I'inverse. L'extraction du pétrole des roches réservoirs hydrophiles est plus
importante en raison d'une perméabilité relative plus élevée (Morrow, 1990).

¢ Récupération secondaire

Les méthodes de récupération secondaire du pétrole (en particulier I'injection d'eau) permettent
de faire circuler le pétrole piégé dans les pores.
Dans les roches hydrophiles, I'huile est déplacée comme le front avant I'injection d'eau et chacun

des fluides s'écoule par des pores de taille différente. De petites gouttes d'huile restent comme
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huile résiduelle. L'efficacité d’injection d'eau dépend de type de mouillabilité de la roche . Dans
les roches hydrophobes la récupération du pétrole ne dépasse pas 30% des ressources
géologiques (figure 17). La mouillabilité de l'eau des roches hydrophiles permet de récupérer

une quantité¢ beaucoup plus importante d'huile supplémentaire, la récupération d'huile peut

atteindre jusqu'a 70%.
a) oil
+
water
b) ol oil oil
1 4 *
1 + +
water water wrater

[ Jwater [ Jou rock

Figure 17 : Déplacement d'huile par 1'eau pendant I'injection d'eau a/mouillabilité

franche a I'eau et b/ mouillabilité franche a I'huile (Standnes & Austad, 2000)

¢ Récupération tertiaires

Les méthodes avancées (tertiaires figure 18) permettent de produire du pétrole, ce qui ne peut

étre réalisé par les méthodes primaires et secondaires.

les methodes de
I'EOR
i
i .
Methode chimique Injection de gaz Methode thermique
. L <l
v b &
» alcalin * injection de CO2 * combustion in site
« polyméres * injection dazote * injection de vapeur
« tensioactifs = injection d'air a haute
+  polvmére et tensioactif pression

+ pgel polymére

Figure 18: Les méthodes de récupération tertiaire
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Le pétrole est présent sous la forme de gouttelettes isolées piégées dans les pores ou sous forme
du film autour des grains de roche. Les méthodes de traitement a effet tertiaire doivent démarrer
les gouttelettes d'huile dispersées et créer une zone saturée d'huile, qui peut migrer vers le puits
de production. Dans ce but, différentes méthodes de modification de la mouillabilité sont
utilisée Chimiques et thermiques (figure18). Elles permettent de changer la mouillabilité¢ du
réservoir en passant de I'hydrophile a I'hydrophobe. Ceci est confirmé par de nombreuses études

de mouillabilité réalisées sur différents types de roches réservoirs.

L’injection d'un agent de surface, peuvent modifier la mouillabilité des roches, augmentant
ainsi I’indice de production de pétrole du réservoir. Leur influences sur la récupération tertiaire
du pétrole a été étudié¢ par de nombreux auteurs (M. A. Ahmadi et al., 2012; M. A. Ahmadi &
Shadizadeh, 2015; S. Ahmadi et al., 2020; Khalafi et al., 2018; Somasundaran & Zhang, 2006).

Le principal probléme, lorsqu'on utilise des méthodes chimiques, est de déterminer la
mouillabilité de la roche. Une détermination incorrecte de mouillabilit¢ de la roche peut
conduire a l'utilisation d'un tensioactif inapproprié et ne pas permettre une extraction
suffisamment importante. Les agents de surface doivent étre choisis en fonction de la

mouillabilité initiale de la roche (Y. Wang et al., 2011).
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II-1. Pression capillaire

La pression capillaire, définie par la différence de pression a travers une surface/interface

séparant deux fluides non miscibles :

Pc =Py - Pny (37)

Ou, P y est la pression du fluide mouillant et Pnw la pression du fluide non mouillant.

Figure 19: Pression capillaires (Nguendjio, 2014)

De plus, un angle de contact 0, et un rayon de courbure r définissent la surface de contact (voir

figure 19). Si I'on considere que la surface est sphérique la relation suivante est définie par la

loi de Young-Laplace pour un capillaire cylindrique :

2ycosO
p=

¢ r

(38)
Ou:
Pc = pression capillaire, y = tension interfaciale, 6= angle de contact, r = rayon du pore.

La formule de Jurin, a I'instar de la loi de Young-Laplace, est basée sur une géométrie de pore
simplifiée a un capillaire de rayon constant avec une interface sphérique (Equation 38). Les
termes présents dans la premiere €galité sont la hauteur d'ascension du fluide dans le capillaire

(h), la masse volumique du liquide (p) et 1' accélération de la pesanteur (g).

(39)
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II-2. Tension interfaciale IFT

La tension superficielle notée y est donc la force par unité de longueur agissant sur un élément
de surface qui existe a l'interface de deux fluides non miscibles et comme 1’expression de la

force est valable pour une interface, son expression est :
F =2y -1 (40)

Elle s’exprime en N.m™!' ce qui équivaut & J.m ou dyne/cm.
Au sein du liquide et loin de l'interface et des parois du récipient, les molécules s'attirent dans
toutes les directions, subites de la part de ses voisines des forces d’attraction qui se compensent

par symétrie (figure 20). Al

a AT

A wxha

«— 0> <« 0>

FAANSEVARN

Figure 20: Forces d'attraction des molécules au sein de liquide et a l'interface liquide/air

De nombreux phénomeénes dans les réservoirs dépendent des tensions interfaciales entre les
fluides du réservoir et entre les fluides du réservoir et la roche du réservoir. Les tensions
interfaciales de I'eau et I'huile du réservoir peuvent étre réduites de maniere significative par
l'ajout d'agents de surface a l'huile ou a l'eau. Certains de ces agents tensioactifs sont

naturellement présents dans les pétroles bruts.
I1-3. Les agents tensioactifs

II-3.1.Définition

Les agents de surface (généralement appelés tensioactifs) ou surfactants sont des molécules
amphiphiles possédant une double affinité (figure 21), ils sont composés d’une partie
hydrophile (miscible dans I’eau) polaire et d’une partie hydrophobe (miscible dans 1’huile)
apolaire (non polaire) (Massarweh & Abushaikha, 2020).
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./\/\ < Queue hydrophobe
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Figure 21: Schéma représentatif d’une molécule tensioactif amphiphile

Les agents de surface ont la propriété de s'adsorber aux interfaces du systéme, cette propriété
leur donne la capacité de diminuer 1’énergie libre aux interfaces en diminuant la tension
interfaciale ou superficielle des phases en contact (K. Jiao et al., 2021; Tadros, s. d.).

Le degré d'adsorption des tensioactifs a l'interface dépend de la structure du tensioactif et de la
nature des deux phases qui rencontrent l'interface (Belhaj et al., 2020, 2021). Une discussion

détaillée sur 1'adsorption des tensioactifs sera présentée dans la section de chapitre qui suit.

I1-3.2. Classification des tensioactifs

¢ Les tensioactifs cationiques

Ces tensioactifs, possédant une partie hydrophile chargée positivement, appartiennent soit a la
famille Amines ou Ammoniums quaternaires utilis¢é comme adoucissants textiles ou
bactéricides shampoings. Ce sont souvent des produits azotés (un atome d’azote chargé
positivement) comme les sels d’ammonium quaternaire. Ils ont des propriétés bactériostatiques

et émulsionnantes (Cross & Singer, 1994; Shukla & Tyagi, 2006).

¢ Les tensioactifs anioniques
Les tensioactifs anioniques, possédant une téte polaire chargée négativement, Parmi ces
tensioactifs, on peut citer les savons (sels d’acide gras); les dérivés sulfatés (laurylsulfate de

sodium) utilisés comme agents nettoyants, émulsionnants ou moussants (Hibbs, 2006; Stache,

1995).

¢ Les tensioactifs Zwitterioniques ou amphoteéres
La partie hydrophile comporte une charge positive et une charge négative, La nature de la
charge varie en fonction du pH; a pH basique ils se comportent comme des tensioactifs

anioniques et a pH acide comme des tensioactifs cationiques. Ils sont compatibles (ils peuvent
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se mélanger) avec tous les types de tensioactif lorsque le PH du milieu est compris entre 5 et 8

(Solling et al., 2021).

¢ Les tensioactifs non ioniques

Ils ne comportent aucune charge et donc ne s’ionise pas dans 1’eau. Les tensioactifs non
ioniques sont surtout émulsionnants ; mouillants ; solubilisant ils ne sont pas sensibles aux

variations de pH. Ils sont compatibles avec tous les types de tensioactifs (Myers, 2006).
I1-3.3. Propriétés des tensioactifs

¢ La concentration micellaire critigue (CMC)

La CMC correspond a la concentration en tensioactif dans un milieu a partir de laquelle les
micelles se forment de facon spontanée. En dessous de celle-ci le tensioactif forme une couche
en surface du liquide et le reste est dispersé dans la solution. Une fois la CMC atteinte, la surface

devient saturée en tensioactifs (Perinelli et al., 2020).

«+ Détermination de la CMC

La méthode expérimentale la plus utilisée est I’enregistrement de la diminution de la tension
de surface en fonction de concentrations croissantes de tensioactifs jusqu'a une limite au-dela
de laquelle la tension superficielle ne diminue plus. La concentration du tensioactif a la

cassure de la pente correspond a la valeur de la CMC voir figure 22.
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Figure 22: Schéma de concentration micellaire critique en fonction de concentration de

tensioactif
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¢ La balance Hydrophile-Lipophile (HLB)

Le HLB est une valeur empirique consiste a attribuer a chaque agent de surface, une valeur
illustrant sa balance hydrophile-lipophile et qui permet de définir le caractére lipophile ou
hydrophile d'un tensioactif et donc d'en déduire des propriétés fonctionnelles. Elle permet de
classer les tensioactifs selon leur pouvoir émulsifiant, donc de guider au mieux le choix de
I’utilisateur afin d’éviter de nombreux essais préliminaires (Khodja, 2008).

Dans I'échelle de Griffin, (1949) la HLB, des tensioactifs non ioniques polyéthoxylés ou
hydroxylés , s'étend de 0 a 20 avec les valeurs basses associées a la lipophile et les valeurs
hautes associées a I'hydrophile. La HLB d’un émulsifiant est liée a sa solubilité : plus la valeur

HLB est ¢élevée, plus le tensioactif est soluble dans 1’eau (figure 23).

Propriétés Valeur du HLB Solution dans I'eau
2
3 insoluble
4
Emulsions eau dans huile 5 se disperse grossiérement
6
7
( mouillants 8 dispersion laiteuse
9
10
1 } dispersion translucide
12
Emulsionnant huileﬁ 13
dans eau détergents 14
15
16 soluble
17
18
19
\ 20

Figure 23: Caractéristiques applicatives des agents de surface en fonction de HLB par

(BRIANT, 1989)

Griffin et al ont développé une relation simple (Equation 41) adaptée aux tensioactifs
polyéthoxylés non-ioniques avec H, la masse de la partie hydrophile et L la masse de la partie
lipophile.

HLB =-2-.20 (41)
H+L

I1-3.4. Application des agents de surface dans l'industrie pétroliére

Dans I’industrie pétroliére, les tensioactifs sont utilisés depuis 1’extraction du pétrole brut

jusqu’a I’obtention des produits finis (Canselier, 2007) .
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Dans la revue de (Quintero, 2002) les applications historiques des tensioactifs dans les fluides
de forage ont été décrits. Les applications les plus connues des tensioactifs dans les fluides de
forage a base de huile (oil based mud), sont des émulsifiants et des agents mouillants pour
mettre en suspension les particules solides. Dans les fluides de forage a base d'eau, il existe une
variété d'applications qui incluent :
e [’émulsification huile dans I'eau dans les formulations de fluides de base ;
e Les inhibiteurs de gonflement du schiste pour prévenir les instabilités du puits de
forage ;
e Détergence pour empécher les débris de se fixer au trépan de forage
e Additifs moussants, pour générer une mousse a rapport gaz/eau élevé, utilisés
comme fluides de forage pour les réservoirs a basse pression et le forage en roche
dure ;
e Des additifs anti-mousses pour éliminer la mousse indésirable dans les fluides a base
d'eau ;
e Des complexes tensioactifs-polymeres pour améliorer les propriétés des fluides
destinés aux réservoirs a basse pression.
La sélection et l'application correctes des tensioactifs dans les fluides de forage ont un impact
économique significatif, en termes de réduction du temps perdu et des problémes potentiels, et

ont une conséquence directe sur les performances et les résultats globaux du forage.

Les tensioactifs trouvent des applications dans diverses opérations de production pétrolicre. Ils
jouent un réle important, notamment dans le processus d'acidification, la mousse, le transport,
comme agents anti —corrosifs (inhibiteur de corrosion), les fluides de fracturation, le nettoyage

chimique, l'injection d'eau, et I'injection de vapeur (Solling et al., 2021).

Les tensioactifs jouent un role majeur dans la récupération assistée et tertiaire du pétrole. Ils
sont utilisés pour récupérer le pétrole des micro-pores qui a été piégé (en raison des forces
capillaires). Les tensioactifs affectent les processus de récupération du pétrole a travers quatre
mécanismes principaux : la réduction de la tension interfaciale pétrole-eau, la modification de

la mouillabilité, la formation de mousse et I'émulsification (Massarweh & Abushaikha, 2020).
I1-4. Phénomeénes d’adsorption

Le terme "adsorption" a été introduit par Kayser, (1881) pour désigner la condensation de gaz

sur des surfaces libres, elle se produit grice aux forces qui existent entre le solide et les
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molécules du gaz. Ces forces sont de deux types : physiques ou chimiques et elles donnent lieu
a la physisorption ou a la chimisorption, respectivement. Le tableau 3 et la figures 24 décrire

les principaux termes utilisés dans I'é¢tude d’adsorption.

Absorbante
O "0
. @)
o 8 ¢ o0 00 o

L’adsorbant

Adsorbat

Figure 24: Définition des terme d'adsorption

Tableau 3 Définition d'adsorption

Terme Définition

adsorbat C’est le matériau a I'état adsorbé

Absorbante C’est la substance a adsorber (avant qu'elle ne soit a la surface)
l'adsorbant C’est la substance sur laquelle a lieu 1'adsorption

La fixation des molécules d’adsorbat sur la surface d’adsorbant se fait essentiellement grace
aux forces de Van der Waals et aux forces dues aux interactions €lectrostatiques de polarisation.
L’adsorption physique se produit sans modification de la structure moléculaire et est

parfaitement réversible (Butt et al., s. d.).

I1-4.1. Isothermes et modeles d’adsorption

Les modeles d'isothermes d'adsorption peuvent décrire les mécanismes d'interaction entre
I'adsorbant et I'adsorbat et permettent de caractériser les quantités adsorbées a 1’équilibre pour
un systéme adsorbat/adsorbant donné a une température constante. Vu I’importance des
isothermes d’adsorption, plusieurs isothermes ont été étudiés par plusieurs auteurs (M. A.
Ahmadi & Shadizadeh, 2015; Al-Ghouti & Da’ana, 2020; Avom et al., 2009; Kumar & Mandal,
2019; Menkiti et al., 2021; Yang et al., 2021).

Trois isothermes d'adsorption connues, capables de décrire la relation d'adsorption a 1'équilibre

seront brievement expliquées.
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11-4.1.1. Isotherme de Freundlich

Freundlich considére qu'il y a différents types de sites d'adsorption d'énergie différente, mais
de méme entropie, distribués selon une loi exponentielle en fonction de la chaleur d'adsorption

Q (Al-Ghouti & Da’ana, 2020). La densité de sites décroit exponentiellement.

La quantité adsorbée a 1'équilibre s’écrit :

1
8o = K;.CP (42)
Avec :

Kr : est appelé constante de Freundlich. Elle donne une indication grossié¢re sur la capacité

d’adsorption de 1’adsorbant. Lorsque Kraugmente, la capacité d’adsorption augmente aussi.
n : intensité d’adsorption.

oe : quantité de soluté adsorbée par unité de masse d’adsorbant a 1’équilibre (mg/g).

Ce : concentration du soluté dans la solution a I’équilibre (mg/1).

C'est une équation empirique largement utilisée pour la représentation pratique de 1'équilibre
d'adsorption. Les coefficients Kr et n sont déterminés expérimentalement a partir de la forme
linéarisée de 1’isotherme. En portant log (d¢) en fonction de log Ce, on obtient une droite de

pente de 1/n et d'ordonnée a l'origine égale a log K+.

logé, = logKy + (%) logC, (43)

11.4.1.2. Isotherme de Langmuir

Langmuir, (1916) a proposé un modele de processus d’adsorption dans lequel chaque molécule

s’adsorbe sur un site bien défini avec une énergie indépendante du recouvrement.
Cette théorie repose sur plusieurs hypotheses :

e Les sites d’adsorption dont la répartition sur la surface est uniforme, sont tous identiques

et capables de recevoir chacun une seule molécule adsorbée.
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e Les interactions latérales sont négligées. Chaque site peut se vider et se remplir
indépendamment du degré d’occupation des sites adjacents.

e Les molécules se fixent sur les sites d’adsorption, les molécules sont donc localisées.

A partir de ces hypothéses précédentes, 1’équation de Langmuir est établie en admettant qu’a
I’équilibre d’adsorption, il y a autant des molécules qui s’adsorbent que de molécules qui se
désorbent. Les expressions mathématiques lin€aires et non linéaires du modele d'isotherme de

Langmuir sont décrites ci-dessous :

(1-8) S 0S8
—QMQW S

Figure 25: Représentation schématique du recouvrement mono moléculaire d'une surface

Soient S la surface réelle du solide (Ce n’est pas la surface apparente du solide, mais bien celle
du solide y inclus les surfaces des cavités) et 0 la fraction de ce solide recouvert par des
molécules (figure 25). La vitesse d’adsorption est proportionnelle a la surface du solide

inoccupé (c’est-a-dire a (1 —0)S) et a la pression du gaz .
Vads=KagsP(1-0)S (44)
La vitesse de désorption est proportionnelle a la surface occupée 6S :
Vaes—Kaes (0).S (45)

Puisqu’il y a équilibre entre les molécules en phase gazeuse et celles qui sont sorbées, on peut
écrire :
Vitesse d’adsorption = vitesse de désorption
Kads(l - Q)SZQS Kdés (46)
Kags et Kaes représentent les constantes de vitesse d’adsorption et désorption. L’équation
précédente se réarrange :

KaasP bP
K gss+K qdsP © 1+bP

(47)




Chapitre 11 Concepts fondamentaux des propriétés de surface

Avec b le coefficient d’adsorption Kags= Kaqes c’est une constante d’équilibre qui indique
I’affinit¢ de 1’adsorbat envers la surface. Si b est important 1’équilibre se déplace vers
I’adsorption et vice versa.

La linéarisation de cette courbe est obtenue en représentant 1/6 en fonction de 1/P. On en déduit

1—

1
5 1+E (48)

On peut également exprimer 1'équation de 1'isotherme d'adsorption de Langmuir par le nombre
de moles ou de grammes adsorbés par gramme. L’isotherme de Langmuir est employée pour
établir la capacité maximale d’adsorption des adsorbats sur des adsorbants en mg.g”' ou

mmol.g!. L’équation de Langmuir sous leur forme linéaire et non linéaire qui est les suivantes

8o = Smax —L=8
e

max g c, (49)

Ou de est la quantité adsorbé (mg/g) a I’équilibre, Ce la concentration a I’équilibre (mg/L), Omax
la capacit¢ maximale d’adsorption (mg/g) et K constante d’équilibre thermodynamique de
Langmuir liée a la température et au systeme adsorbant-adsorbat en étude (L/mg).

L'isotherme de Langmuir a été transformée en sa forme linéaire, telle que représentée par

'équation (62), afin de déterminer les paramétres d'adsorption.

11 L, 1 0)
e K1 6max . Ce Smax
Le facteur sans dimension (Rr) est calculé par I’équation suivante :
1
L 1
L™ 1+k ¢, D

11.4.1.3. Isotherme de B.E.T (Brunauer, Emmet et Teller)

L’isotherme de Langmuir caractérise une adsorption en couche mono moléculaire. Pourtant,
dans bien des cas réels 1’adsorption d’un gaz a la surface d’un solide conduit a la formation de
multicouches, plus au moins réguliéres. pour décrire de telles situations, les physicochimistes
Stephen Brunauer Paul H Emmett et Edward Teller ont développé un modele en 1938, connu

sous le nom d’isotherme BET (J. Wang & Guo, 2020).
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En effet, en plus des hypothéses de Langmuir, le modele BET suppose que les molécules
adsorbées sur la surface du solide peuvent devenir elles-mémes des sites d’adsorption pour les
couches subséquentes, les molécules se posent les unes sur les autres pour donner une zone

interfaciale qui peut contenir plusieurs €paisseurs de molécules (figure 26).
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Figure 26: Répresentation schématique de 1'hypothese de BET

Posons :

So la portion de surface inoccupée du solide

S1 la portion de surface occupée par une couche d’adsorbat
S> la portion de surface occupée par deux couches d’adsorbat.
Si la portion de surface occupée par i couche d’adsorbat

Sn la portion de surface occupée par n couche d’adsorbat.

Sur chaque couche, il y a équilibre dynamique entre le nombre de molécules qui s’adsorbent et
celles qui se désorbent. On peut donc, sur chaque couche a 1’équilibre, admettre que la surface
demeure constante. L’équation mathématique de 1’isotherme de BET peut étre exprimée
comme décrit ci-dessous.

Ce _ 1 (Cer—1) Ce
8e(CS_Ce) 8m CBET 8m CBET Cs

(52)

A partir du tracé linéaire, Cper et qm peuvent étre calculés a partir de la pente et de I'interception,

respectivement. Ce modele est étendu a 1'interface liquide-solide et il est décrit comme suit :

0eC, C
6 — e“BET"%“e
e Cs—Ce[1+(CBET_1)(g_i)][1+(CBET—1)(E_§)] (53)
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I1-4.2. Interactions principales associées a ’adsorption des tensioactifs

En fonction du systéme étudié, les interactions présentées par la suite peuvent intervenir dans
le processus d’adsorption et dépendent du type de tensioactif et de solide étudié¢ mais aussi des
conditions expérimentales (concentration en tensioactifs, force ionique, pH, température, etc.).
Les phénomenes d'interface peuvent mettre en jeu directement, ou indirectement, tous les types
de forces se rencontrant en chimie et physique. Nous nous décrirons dans cette étude,
rapidement, les forces désignées sous le vocable général de «forces de Van der walls»

(Amirmoshiri et al., 2020; Nakama, 2017).

11.4.2.1. Forces de Keesom (effet d'orientation)

Les interactions dipole/dipdle, appelées aussi interactions de Keesom, se produisent entre
molécules possédant un moment dipolaire électrique permanent. Keesom a établi les équations
des forces existant entre molécules polaires. Celles-ci dépendent de leur moment dipolaire, et
de leur distance.

Pour deux molécules I’énergie de Keesom et est de la forme :

1
Ex = —Kk * G (54)

Avec d la distance entre les centres de gravite des deux molécules

11.4.2.2. Les forces de Debye (effet d’induction)

Debye eut l'idée d'ajouter aux forces de Keesom, les interactions d'induction de type
dipdle/dipole induit, également appelées interaction de Debye, existent entre une molécule
neutre polaire et une molécule neutre non polaire.

Le dipdle permanent de la premieére molécule crée un champ électrique local sur l'autre
molécule. Cette derniére se polarise et le moment induit interagit avec le moment permanent de

la premiere molécule (figure 27).

molécule polire  molécule apolaire dipole permanent dipSle induit
-— T ———

Figure 27: Représentation des interactions de Debye
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L'énergie d'induction de Debye dépend du moment dipolaire de la molécule polarisante (1) et

de la polarisabilité de la molécule polarisée (2).

1
Ep =—KD*§ (55)

11.4.2.3. Les forces de London (effet de dispersion)

Les forces de dispersion (dipdle-induit dipole-induit) ont été découvertes par London. Celui-ci
eut I'idée que méme les molécules non polaires pouvaient présenter a chaque instant un moment

dipolaire dii aux mouvements relatifs des électrons voir figure 28.

molécule apolaire  molécule apolaire dipdle instantané  molécule apolaire

p*1/

dipole instantané  dipdle induit
,,,,, —
P*

P*2
Figure 28: Représentation des interactions de London

L’¢énergie de dispersion entre deux molécules 1 et 2 dépend de la polarisabilit¢ de deux

molécules et de leur potentiel d’ionisation :

1
EL=—KL*§ (56)

11.4.2.4. L’énergie potentielle répulsive
Lorsque deux molécules se rapprochent a trés courte distance, il apparait une énergie répulsive

Erep. L’énergie mise en jeu est appelée énergie de Pauli et s écrit :
Ky
Erep — R12 (57)

11.4.2.5. L’énergie potentielle attractive
L’¢énergie potentielle d’attraction entre deux molécules, également appelée énergie de Van der

Waals, est 1a somme des énergies de Keesom, Debye et London (énergie potentielle attractive) :

1
Evpw = —(Kx + Kp + Kp ) * RG (58)
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11.4.2.6. L’énergie potentielle d’interaction résultante

L’¢énergie potentielle d’interaction entre deux molécules est la somme des énergies potentielles
attractives et répulsives (Le potentiel de Lennard Jones). L’expression de 1’énergie potentielle

d’interaction Epint entre deux molécules est finalement de la forme :

Epint = Eypw + Erep (59)

Le diagramme de potentiel de Lennard-Jones : E = f(R) ou R étant la distance entre les centres
de gravite des deux molécules est représenté dans la figure 29 :

T T T T T
S
=
-IE:"_'. | ) ) -
= Potentel réepulsif
8L g/ R12 2
S
g Fuits de potentiel
&
Potentiel
- total 7
: Potentiel attractf
B I~/ RE ]
]
1 . 1 1 1 1
. Distance intermoléculaire
Distance

d'eéquilibre R,
Figure 29: Courbe de Potentiel intermoléculaire

11.4.2.7. La liaison hydrogéne

La «liaison hydrogeéne» existant entre 1'atome d'hydrogeéne d'une molécule et un atome tres
¢lectronégatif et peu volumineux (O, F, N) d'une autre molécule peut créer des associations
entre les molécules d'un liquide. C'est le cas pour I'eau. Ce type de liaison a une énergie de 4 a

7 kcal/mole (BRIANT, 1989).

I1-4.3. Phénoméne d’adsorption des tensioactifs a l'interface liquide-solide

Les tensioactifs s'adsorbent sur les surfaces solides par liaisons hydrophobes, interactions
¢lectrostatiques, acido-basiques, polarisation des ¢électrons ou forces de dispersion (BRIANT,

1989). Les liaisons hydrophobes peuvent se créer :
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e entre la queue hydrophobe du tensioactif et une surface hydrophobe,
e entre les queues hydrophobes de deux tensioactifs dont 1'un est adsorbé par la téte sur

une surface hydrophile.

Les interactions électrostatiques se font entre les groupes ioniques des tensioactifs et les
surfaces solides de charges opposées. Pour ce qui est des interactions acido-basiques, elles
interviennent via les liaisons hydrogeénes ou des réactions acides et basiques de Lewis
intervenant entre les molécules de tensioactifs et la surface solide. La polarisation des électrons
existe lorsque des molécules de tensioactif possédant un noyau aromatique riche en électrons

sont a proximité d'une surface positivement chargée(Alimhodzhaeva et al., s. d.) .

Enfin les forces de dispersion proviennent des forces de London ,Van der Waals existant entre
les molécules de tensioactifs et la surface solide (les queues hydrophobes s'alignent sur les
surfaces hydrophiles tandis que les groupes hydrophiles s'orientent vers le liquide polaire) (Hu

etal., 2017).

L'adsorption des tensioactifs sur les surfaces solides est généralement décrite par des isothermes
d’adsorption. Celles-ci permettent de relier la concentration en tensioactifs C a la concentration

surfacique & décrite par 1'équation de Gibbs (J. Wang & Guo, 2020).

(Kumar & Mandal, 2019) montrent que l'adsorption des tensioactifs dans les réservoirs de
pétrole est déterminée par divers facteurs tels que la charge de surface du réservoir, le type de
tensioactif, la température, le pH et la salinité de I'eau de formation. La rétention des tensioactifs
dans les milieux poreux se fait selon trois mécanismes essentiels : la précipitation, 'adsorption
et le piégeage de phase (Belhaj et al., 2020).

L'adsorption du tensioactif est un facteur majeur, qui influence fortement le processus
d'inondation du tensioactif. Par conséquent, toute réduction de la concentration en tensioactif
de la limace injectée peut réduire 1'efficacité du tensioactif pour réduire la tension interfaciale
huile-eau (Najimi et al., 2020). Dans une étude menée par (Massarweh & Abushaikha, 2020),
la capacité des tensioactifs a réduire la tension interfaciale entre le pétrole brut et la saumure
est trés sensible au type et a la concentration des ions dans la saumure. Cependant, 1'effet mineur
des tensioactifs sur l'altération de la mouillabilité peut également étre considéré comme un
facteur contribuant a améliorer la récupération du pétrole(Numkam & Akbari, 2019; Y. Wang

etal., 2011).
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III-1. Définition des fluides de forage

Le fluide de forage ou encore appelé boue de forage est un mélange d'eau, d'huile, d'argile et
de divers produits chimiques, dans lequel ce fluide est mis en circulation ou pompé depuis la
surface, le long du train de tiges, a travers le trépan et de retour a la surface via 1’annulaire
(Gandhi & Sarkar, 2016) (Figure 30). Au sein du forage, il remplit diverses fonctions et
contribue pour une large part aux cofits totaux du puits. De cette facon, le programme de boue

doit étre soigneusement congu pour assurer un projet de forage réussi (American Society of

Mechanical Engineers, 2005).

Kelly

Rotary table
Drill floor Flowline

Bell nipple —; A £ S

Blowout preventer

Figure 30: Cycle du fluide forage ( Don williamson 2013)

II1-2. Fonction des fluides de forage

Les fluides de forage sont congus et formulés pour remplir un large éventail de fonctions. Bien
que la liste soit longue et variée (Caenn et al., 2011; Chilingarian & Vorabutr, 1983), les

principales caractéristiques de performance sont les suivantes :

e Controle de la pression
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e Assurer la suspension et le transport des déblais de forage

e Maintenir les parois du puits
Les fonctions secondaires d'un fluide de forage comprennent :

Supporter le poids des tubages
contrdler les taux de corrosion

protéger la formation productrice

YV V VYV V

Refroidir et lubrifier 1 ‘outil et la tige de forage pour éviter 1’usure rapide des pieces

métalliques en mouvement.

» faciliter l'extraction et l'interprétation des données de formation et fournir un support
pour la diagraphie pour Aider a la collecte de données géologiques de subsurface et a
I'évaluation de la formation

» Nettoyage de puits la boue doit débarrasser le trou des formations forées qui se

présentent sous forme de débris de roche appelés plus couramment déblais.

III-3. Propriétés des fluides de forage

II1-3.1. Densité

La densité est un parametre important des boues de forage, des expériences en laboratoire et
sur terrain ont montré que la densité de la boue a une grande importance dans la performance
d'une opération de forage (M. A. Ahmadi et al., 2018) (Zhang et al., 2019) (Fattah & Lashin,
2016).

La densité de boue de forage est pratique exprimer en livres par pouce carré par pied (psi/ft) ou
en kilogrammes par centimétre carré par métre (kg/cm?/m). Elle est mesurée a ’aide de

densimetre (figure 31).

Couvercle Niveau Fléau Curseur Tare

Figure 31: Densimeétre a boue par (Nguyen, 1993)
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I11-3.2. Teneur en solide

La teneur en solide dans les fluides de forage est une caractéristique assez importante
notamment celle la teneur en sable. La teneur en solides est la quantité totale de solides dans un
fluide de forage, elle est généralement déterminée par distillation qui mesure la fraction
volumique des solides dissous et des solides en suspension, ou non dissous (Nguyen, 1993). On
se sépare les deux phases on mesurant le volume de liquide recueilli on peut calculer la teneur

en solide suivant 1I’équation 60 :

1_Vliquides) (60)

Vboue

Teneur en solide = 100 X (

I11-3.3. Filtrat et cake

La boue de forage, en phase liquide, exerce une pression hydrostatique supérieure a la pression
des formations et des fluides qu'elles contiennent. Dans ces conditions, il se produit dans la
formation une filtration de la phase liquide et des substances dissoutes : c'est le filtrat. Les
particules dispersées, elles, s'accumulent sur la paroi du trou, formant le dép6t de boue encore
appel¢é "gateau de boue" ou "mud cake".

La filtration se produit lorsqu’une formation perméable est exposée a une boue de forage a une
pression supérieure a celle de la formation. La pression fait que le filtrat s'écoule dans la roche
et dépose les solides de la boue sur les parois du trou de forage (Annis & Smith, 1996).

Le phénomeéne de filtration de boue peut causer deux types de problémes distincts : ceux dus a
l'invasion du filtrat et ceux dus au dépot du cake de filtration (Corapcioglu & Abboud, 1990;
D. Jiao & Sharma, 1992; Rabbani & Salehi, 2017; Salehi et al., 2015) .

I11-3.4. Rhéologie

De nombreux modeles rhéologiques ont été proposés et traités dans l'industrie pétroliere, par
plusieurs auteurs (Almahdawi et al., 2014; Balhoff et al., 2011; Fernandes et al., 2019; Li et al.,
2020; Ofoche & Noynaert, 2020; Pitt, 2000; Sedaghat, 2017).

Les boues de forage sont des fluides non newtoniens, le plus souvent thixotropes, suivant la
composition, elles peuvent étre visqueuses, viscoplastiques ou encore, légérement

viscoélastiques (Martin, 1970).




Chapitre 111 Les fluides de forage

IT1-4. Criteres de sélection des fluides de forage

Les fluides de forage sont sélectionnés sur la base d'un ou plusieurs des critéres suivants
(American Society of Mechanical Engineers, 2005; Amoco - Drilling Fluid Manual, s. d.;
Radford, 1947) :

e (ot

e Application et performance

e Problémes de production

e Logistique

e Préoccupations liées a l'exploration

e Emplacement Impact environnemental et sécurité

III-5. Les produits et les additives de boue de forage

Un trés grand nombre de produits entre dans la fabrication et le traitement des boues de forage,
certains ont un role spécifique, d'autres ont des actions multiples(d’exploitation, 1969;
Economides et al., 1998; Khodja, 2008) . Les principaux produits utilisés, en les classant par

familles sont :

% Colloides minéraux
% Colloides organiques (réducteur de filtrat)
¢ Fluidifiants

% Alourdissant.

De nombreux composants multifonctions sont donc ajoutées a la boue pour lui conférer les

propriétés désirées. Il est possible de classer grossiérement suivant en :

e Contrdleurs d’alcalinité

e Lubrifiants

e Bactéricides

e Décoingant (ou dégrippants)

e Anti-calcium

¢ Inhibiteurs de gonflement des argiles
e Inhibiteurs de corrosion

e Produits facilitant la séparation

e Anti-mousses
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e Stabilisants haute température
e Agents moussants

e Défloculants

e Emulsifiants

e Viscosifiants

e Réducteurs de filtrat

e Floculats

e Saumure

e Huile minérale ou organique

III-6. Les types des fluides de forage

Traditionnellement, les boues sont classées en trois catégories en fonction de la nature de la
phase continue utilisée dans les boues. Ces catégories sont : l'air, I'eau et 1'huile (Caenn &
Chillingar, 1996).

Actuellement, les fluides de forage sont généralement classés en trois classes distinctes, a savoir
les fluides de forage a base d'eau (WBM), les fluides de forage a base d'huile (OBM) et les
fluides de forage synthétiques (Ahmed & Kalkan, 2019).

II1-6.1. Boues a base d'eau

Ces boues ont de l'eau comme phase continue. L'eau peut contenir plusieurs substances
dissoutes. Il s'agit notamment d'alcalis, de sels et de tensioactifs, de polymeres organiques a
1'état colloidal, de gouttelettes d'huile émulsifiée et de diverses substances insolubles, telles que
la barytine, 1'argile et les déblais en suspension (Ahmed & Kalkan, 2019).

Malgré 1’acceptation des boue a base d’eau par l'environnement, les boues conventionnelles
présentent des lacunes importantes par rapport aux boues de forage a base d’huile (OBM) et
aux fluides de forage non aqueux (NADF) en ce qui concerne leurs caractéristiques, de

lubrification et de stabilité thermique . Les fluides a base d'eau ont classé en :

=  Boues a base d'eau douce

=  Boues a base d'eau salée

= Boues a 1'eau émulsionnées
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I11-6.2. Boue a base d’huile

Les boues a base d’huile sont des fluides dont la phase continue est I'huile et la phase dispersée
est de I'eau. Ces fluides sont souvent désignés par "Oil-Based Muds" ou OBM. IIs ont été mis
au point et introduits dans ’industrie pétroliere aux années 1960 pour résoudre les problémes
de forage.

Les huiles les plus souvent choisies sont le gazole, I'huile minérale et 'huile minérale a faible
toxicité (Arbad & Teodoriu, 2020; Btaz et al., 2021), ’OBM sont connues pour offrir des
performances incomparables en termes de taux de pénétration, d'inhibition du schiste, de
stabilit¢ du puits, de pouvoir lubrifiant élevé, de stabilité thermique élevée et de grande
tolérance au sel (Rana et al., 2021). Cependant, ils sont soumis a une réglementation
environnementale stricte concernant leur rejet et leur recyclage (Davies et al., 1984, 1984).

On distingue les boues a I'huile contenant 5 a 15% d'eau au maximum et les boues a émulsion
inverse pouvant contenir jusqu'a 60% d’eau, ils sont utilisés dans environ 50 % de tous les
travaux de forage. Pour ces deux types de boues, 1'émulsion formée est toujours du type eau
dans I’huile (Annis & Smith, 1996).

Lors de la formulation de fluides de forage a base d’huile, les spécifications reconnues de
I'American Petroleum Institute (API) ne doivent pas étre dépassé. Le tableau 4 montre la norme

API pour les exigences en mati¢re de rhéologie des fluides de forage.

Tableau 4 Les spécifications API pour les fluides de forage a base d’huile (Institute, 2012)

Paramétre Valeur numérique

Exigences des caractéristiques de base de I'huile

Point d'éclair 66 °C (150 °F)
Point d'incendie 93 °C (200 °F)
Point d'aniline 60 °C (140 °F)

Propretés de fluide

Densité 7,5 2 22,0 (Ib/gal)
Viscosité plastique <65 (cP) ou ALAP
Limite d'¢lasticité 15-45 (Ib/100 ft2))
Rapport PV/YP 0,8-1,5
Résistance au gel 10 secondes 3-20 (Ib/100 ft2)
Résistance du gel 10 minutes 8-30 (Ib/100 ft2)
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Chlorure de calcium 20-25 % en poids
Exces de chaux 1-3 ppg
Stabilité électrique > 400 (volts)
Filtration HPHT avant laminage 10-25 Millilitres (ml)
Filtration HPHT apres le laminage <10 (ml/30 min)
Perte de fluide API 15,0 ml (maximum)
Rapport huile/eau 65/35 a2 95/5
Test EPA MysidShrimp 30 000 ppm LC50 (minimum)
pH 8,5-10

La législation relative a la protection de I’environnement impose I’utilisation d’huiles minérales
ou "synthétiques", ne contenant plus de composés aromatiques. La plupart des travaux de
recherche portent sur I'amélioration des boues inverses synthétiques, vu leurs a avantages
économiques et environnementaux, comparativement aux fluides classiques a base de gazole

(Candler et al., 1993; Zevallos et al., 1996).

III-7. Les agents tensioactifs dans les fluides de forage

Les agents tensioactifs, sont adsorbés sur les surfaces et les interfaces (figure 32), abaissant leur
énergie libre. Ils sont utilisés dans les fluides de forages conventionnels et modernes (Numkam
& Akbari, 2019) afin de maintenir la stabilité¢ de 1’émulsions inverse et de mouiller les déblais

et les particules solide en suspension (Ballard & Dawe, s. d.).

Dans les fluides de forage a base d’huile, les applications les plus connues des tensioactifs sont
émulsifiants, agents mouillants, agents moussants, anti-mousse et pour diminuer 1'hydratation
des surfaces argileuses. Pour les fluide de forage a base d’eau (Quintero, 2002) a énuméré les
principaux applications des tensioactifs.

Deux facteurs aident a déterminer leur adéquation a une application particulicre : 1'identité
chimique des deux chaines et le nombre HLB. Notez que les deux facteurs, le nombre HLB et
l'identité chimique, ne servent que de guides dans le choix des tensioactifs non ioniques. La
sé¢lection finale doit étre basée sur des test de compatibilités et des preuves expérimentales

(Bazzine et al., 2021).
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Dans le choix et la recherche des types des tensioactifs un certain nombre de facteurs ont été
pris en considération plus particulierement la résistance a I'hydrolyse et a toute autre réaction
chimique dans la boue (Gelpi, 1963) .

De nombreux agents de surface ont un double fonction, par exemple, ils peuvent agir comme
émulsifiant et comme agent mouillant. Il est également possible d'utiliser des mélanges de

tensioactifs compatibles pour atteindre plusieurs objectifs.
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Figure 32: Schéma d'adsorption des tensioactifs a I’interface huile/eau

Les tensioactifs sont aussi utilisés dans les boues de forage afin d'obtenir les propriétés
rhéologiques souhaitées pour les applications de forage potentielles (Balhoff et al., 2011; Li et
al., 2020; Ofoche & Noynaert, 2020).

Les effets des tensioactifs sur la rhéologie et les propriétés de filtration de la boue de forage ont
été discutés part (Ahmad et al., 2021). Il a été conclu que :

L’ajout des tensioactifs dans la boue de base augmente la viscosité parce que les molécules a
longue chaine interagissent avec les particules de boue et forment une structure compacte qui
provoque l'augmentation de la viscosité, tandis que les molécules a petite chaine, a
concentration égale, n'ont pas d'effet considérable sur la viscosité.

(Abu-Jdayil & Ghannam, 2021) présentent une revue des principales et récentes recherches sur
l'utilisation des agents de surface dans les formulations de fluides de forage, et ils ont soulignent

les points importants suivants :

e J’utilisation d'agents de surface cationiques dans les formulations de fluides de forage
est prédominante par rapport aux autres types d'agents de surface.

e Les mélanges d'agents de surface non ioniques et anioniques peuvent étre présentés
comme un nouveau type d'additif potentiel pour le contréle du comportement
rhéologique des fluides de forage, avec une stabilité thermique trés favorable.

e Les structures chimiques des tensioactifs utilisés dans les modifications des fluides de

forage sont confirmées par I'IRTF et la spectroscopie de masse.
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e ['¢valuation de ces tensioactifs comprend 1'étude de l'activité de surface de ces
composés et de leurs propriétés de surface, notamment la tension de surface, la
concentration micellaire critique, le pouvoir d'émulsification, I'efficacité, la surface

minimale et la surface maximale.

Les tensioactifs, a joué¢ un role trés important dans le développement et l'avancement de
nouveaux fluides de forage. La sélection et I’application appropriées des tensioactifs dans les
fluides de forage ont un impact économique important, en termes de réduction du temps perdu
et des problémes potentiels, et a une conséquence directe sur les performances globales du

forage.
I1I-8. Les émulsions

I11-8.1. Définition

Une émulsion simple est par définition une dispersion d’un fluide de densité et de viscosité
définie dans un autre fluide de densité et de viscosité différente, non miscibles.
Le mélange de ces deux fluides est I’émulsification qui donne un autre fluide de viscosité p

ayant des propriétés particuliéres (Desplan, 2018).

.\3& =

Surfactani
Molecules

Inverted
Micelles Micelles

Figure 33: Schéma d’émulsion huile/eau et eau/huile (Chowdhury et al., 2021)

De tels systémes possedent un minimum de stabilité, celle-ci pouvant étre accrue par la présence
d’additifs tels que des agents tensioactifs, ou des polymeres.

On a cependant deux cas (figure 33), I’émulsion directe, c’est par exemple la dispersion de
I’huile dans I’eau et le cas inverse I’émulsion est appelée inverse ou indirecte ce qui est le cas

d’une émulsion d’eau dans I’huile (Schramm & Kutay, 2000).
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I11-8.2. Types d’émulsions

Dans presque tous les cas, étant donné qu'au moins un liquide sera de I'eau ou une solution

aqueuse (figure 34), il est de pratique courante de décrire une émulsion comme étant soit :

05O %oy (B
059 | 0% | [0

H/E E/H E/H/E

Figure 34: Schémas représentant des émulsions simples H/E et E/H et une émulsion multiple

E/H/E

» Les émulsions eau-dans-huile (E/H) émulsion huileuse

» Les émulsions huile-dans-eau (H/E) émulsion aqueuse

* Les émulsions multiples (H/E/H) ou (E/H/E), c'est-a-dire des émulsions d’émulsions
Dans tous les cas la premicre phase mentionnée représente la phase dispersée et la seconde la

phase continue (Caenn et al., 2011).

111-8.3. Stabilité des émulsions

La stabilité est le critere fondamental de qualit¢ d’une émulsion préparée. Elle dépend de
plusieurs facteurs tels que la granulométrie des gouttes d’émulsion, le rapport des densités des
deux phases, la fraction volumique de phase dispersée, la température, le pH et la présence
d’¢lectrolytes (Jha et al., 2014).

On peut cependant former des émulsions stables en contrélant la surface développée par
I’ensemble des gouttes formées. Pour cela plusieurs techniques sont possibles, dans la premiere,
il s’agit de diminuer la taille des ¢léments (gouttes) de la phase dispersée. Il existe
théoriquement un diametre critique des gouttes pour lequel I’émulsion se stabilise d’elle-méme.
En dessous de cette barriere énergétique, I’émulsion formée est stabilisée par les forces aux
interfaces entre la phase continue et la phase dispersée et par les interactions a courtes et
moyennes portées entre les différents ¢léments. Une deuxieme technique est d’utiliser des
suspensions solides colloidales qui permettent de stabiliser I’émulsion en viscosifiant la phase
continue et en créant des répulsions stériques particules/gouttelettes si le mouillage des solides

par la phase dispersée est contrdlé et quasi nul. Enfin, la derniére technique utilisée pour
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stabiliser une émulsion est la plus usitée, passe par 1’utilisation de tensioactifs (Ragouilliaux,
s. d.).

L’¢échelle de caractérisation des tensioactifs HLB va indiquer quelle émulsion peut étre réalisée
avec tel type de tensioactifs. Les propriétés de 1’agent tensioactif en fonction des valeurs HLB

selon (Poré, 1992) sont présenté dans le tableau 5.

Tableau 5 Les propriétés de 1’agent tensioactif en fonction des valeurs HLB

Propriétés de tensioactif Valeur minimale de HLB Valeur maximale de HL.LB
Antimoussant 1.5 3

Emulsifiant E/H 3 6

Agent mouillant 7 9
Emulsifiant H/E 8 13

Détergent 13 15
Solubilisant 15 20

I11-9. Endommagement de la roche réservoir par les fluides de
forage

Les endommagements de la formation réservoir par la boue de forage peuvent se produire par
plusieurs mécanismes tels que : I'invasion des solides de la boue, 1’altération de la mouillabilité
da a I'adsorption des polymeéres envahis et des tensioactifs et le piégeage des phases (phase
trapping) (Abdou, s. d.; Civan, 2016; Lei et al., 2017; McDonald & Buller, 1992; Zhao et al.,
2019) .

Les recherches sur les mécanismes d'endommagement des formations de réservoirs et leur
prévention sont de plus en plus répandues (Mohammadi & Mahani, 2020; Xu et al., 2016). Les
mécanismes d'endommagement des formations doivent d'abord étre compris afin de guider le

développement et la conception des mesures de protection des réservoirs (He, 2021).

(Abdou, s. d.) a suggéré qu’il existe quatre types d’endommagements de la formation pendant

le forage :

* le premier type résulte par le colmatage des pores par des solides présents dans les

fluides de forage, de complétion, de workover ou d'injection.
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* Le deuxieme type est li¢ a la réaction argile-eau qui entraine I'hydratation de l'argile et
le gonflement ou la dispersion des particules d'argile et le bouchage des pores par le
mouvement de I'eau produite ou injectée.

= Un troisiéme type est développé a partir d'eau introduite dans la formation au niveau du
puits de forage, provoquant un blocage des liquides pendant le forage, le carottage, la
complétion ou le workover.

» e quatrieme type est dii a l'effondrement et a 1'écoulement ultérieur de sables non

consolidés dans le puits de forage.

(Mohammadi & Mahani, 2020) ont étudié les mécanismes d’endommagement a 1'échelle des
pores induite par les fluides de forage. Les observations a I'échelle des pores révelent trois types
d’endommagements de formation associés a l'invasion du fluide de forage dépend du pH de la
boue : primaire, secondaire et tertiaire. L’endommagement primaire est provoqué
immédiatement apres 1'invasion du fluide de forage dans le milieu poreux et comprend le dépot
interne de cake, I’endommagement secondaire est induit et comprend la formation in situ d'une
émulsion et le mécanisme tertiaire provient de la relocalisation et du piégeage des émulsions
mobiles.

(Lei et al., 2017) ont mis en évidence le principal mécanisme d'endommagement du fluide de
forage a base d’huile dans les réservoirs gréseux de gaz. Une expérience d'écoulement a été
appliquée pour évaluer le piégeage de la phase huile, et les gouttelettes d'émulsion formées.
D'aprés les résultats des tests, les facteurs causant les endommagements de réservoir
comprenaient 1'altération de la mouillabilité, le piégeage de la phase huile et le colmatage de

I'"émulsion.

III-10. Altération de mouillabilité de la roche réservoir par les
tensioactifs dans les fluides de forage

Vu la diversité des mécanismes d’endommagement par les fluides de forage, un bon nombre de
travaux se sont limités a 1’étude de 1’altération de mouillabilité par les tensioactifs dans des
systemes de fluides de forage et sur 1'évaluation du degré auquel I'altération de la mouillabilité
est affectée par la composition du fluide de forage (Abdollah-Pour et al., 2016; Ballard & Dawe,
s. d.; Menezes, s. d.; Sanner & Azar, 1994; Wettability Alteration Caused by Oil-Based Muds
and Mud Components, 1993). La plupart de ces travaux ont consisté a mesurer les angles de
contact (Lei et al., 2017; Sauerer et al., 2020) et effectuent des essais de déplacement de fluides

par exemple les essais d'Amott (déplacement forcé et imbibition spontanée).
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(McDonald & Buller, 1992) ont décrit des travaux expérimentaux pour évaluer 1'importance de
mécanisme d'endommagement de la formation causé par les émulsifiants de boue a base
d’huile. L'altération de la mouillabilité, la réduction relative de la perméabilité a I'huile et
I'étendue de la rétention d'agents tensioactifs ont été mesurées pour des filtrats de boue
contenant des quantités croissantes d'émulsifiant commercial.

IIs ont montré que les endommagements de la formation sont causés par l'adsorption de
tensioactifs généralement formulés dans des boues a base d'huile.

Les résultats des travaux de (Sanner & Azar, 1994) indiquent que le filtrat a base d'huile contient
suffisamment de tensioactifs et d'émulsifiants pour inverser la mouillabilité des surfaces des
roches réservoirs de mouillabilité a I'eau a mouillabilité a I'huile. La surface de la roche de
mouillabilité franche a 1’huile a considérablement réduit la perméabilité effective au pétrole
pour les échantillons de gres et de carbonate.

Selon (Zhao et al., 2019) les incompatibilités roche-fluide sont les principaux mécanismes

d'endommagement de la formation par les fluides de forage et de complétion.
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Chapitre IV Etude et Protocole expérimentale

L’objectif de notre étude expérimentale est d’évaluer [ effet des tensioactifs commerciaux dans
les fluides de forage sur les propriétés pétrophysiques des roches réservoirs. Pour cela, des
mesures des perméabilités relatives et de mouillabilité ont été effectué en utilisant des milieux
poreux et des fluides de forage a base d’huile dans des conditions ambiantes. Les perméabilités
relatives ont été déterminées pour différentes valeurs de la saturation initiale en eau (comprise
entre 1 et Swi). La mouillabilité des échantillons est mesurée par le test Amott. Les déblais de
forage proviennent du réservoir du trias argilo-gréseux du champ de Berkine situé au Sahara
algeérien ont éte utilisés. Ces déblais ont éte recueillis a partir des tamis vibrants de traitement
de boue du chantier de forage et utilises comme milieux poreux pour la réalisation des

expériences.

Le protocole expérimental qui a été adopte dans cette these s articule selon les étapes suivantes

1. Préparation et caractérisation des échantillons des déblais de forage par l’analyse
granulométrique, DRX et la photométrie de flamme.

2. Identification des groupements fonctionnelle des tensioactifs par la spectroscopie a
infrarouge.

3. Préparation et caractérisation des fluides de forage a base d’huile.

4. Mesures des perméabilités relatives a [’huile K, et a [’eau K, du milieu poreux par la
méthode des écoulements permanents (steady steat).

5. Détermination de dégrée d’altération de la mouillabilité des deéblais par la méthode
Amott-IFP.

6. Etude de processus d’adsorption des tensioactifs sur la surface des déblais sur la base

de l’isotherme de Langmuir.
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IV-1. Caractérisations et préparations des échantillons

IV-1.1. Caractérisation des échantillons de déblais de forage

< La matrice utilisée

La matrice représentant la roche réservoir est des déblais de forage recueillis a partir des tamis
vibrants de traitement de boue du chantier de forage dans le champ de Berkine. Un apercu sur
le champ de Berkine sera présenté dans la partie qui suit. Les détails sont donnés dans I'annexe
1.

Le bassin de Berkine a fait I'objet de plusieurs découvertes et recherches sur le plan géologique,
en raison de sa richesse en d'hydrocarbures dans les différentes phases de 1’exploration, de
caractérisation et de développement.

Le bassin de Berkine (anciennement Ghadames) est situé¢ dans la partie orientale, du Sahara de
I’ Algérie avec 29 ° a 34 °© de latitude nord et 5 © a 10 ° de longitude est.

Le systeme pétrolier du bassin de Berkine a ét¢ subdivisé en quatre principaux ¢léments : roches
meres, roches réservoirs, roches couvertures et les pieges. Les formations gréseuses du
Paléozoique et du Trias argilo-gréseux constituent les principales roches réservoirs dans le
bassin de Berkine.

Les déblais de forage utilisés dans cette étude proviennent du réservoir du trias argilo-gréseux
inférieur. Ces échantillons ont été prélevés a une profondeur entre 4727 et 4732 m.

Cette étude s’est basée sur 1’utilisation des déblais de forage étant donné que :

e leurs compositions minéralogiques et leur propriétés pétrophysiques sont identiques a
celles des roches réservoirs argilo-gréseux du champ de Berkine.

e les carottes des réservoirs ne sont pas disponibles lors des forages de développement.

% Préparation et nettoyage des échantillons des déblais de forage

Les normes RP-40 de I'American Petroleum Institute ont été utilisées comme guide (McPhee

et al., 2015) dans le processus de nettoyage des échantillons des déblais (figure 35).

Conformément a la norme API RP40, les échantillons de carottes doivent étre nettoyés et séchés

pour :
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» ¢éliminer I'huile primaire, les filtrats de boue, les sels évaporés et 1'eau de connivence
avant l'analyse de la porosité, de la perméabilité et la réalisation des expériences SCAL
(Special core analysis) monophasiques ;

» préparer ou rendre 1’échantillon mouillable a 1’eau avant certaines expériences SCAL a
deux phases (pression capillaire de drainage primaire) et avant le conditionnement de la

mouillabilité (restauration).

Figure 35: Les échantillons des déblais de forage utilisé dans cette étude

Un nettoyage efficace des échantillons par un solvant non polaire le toluéne est réalisée pour
dissoudre les parties les plus 1égeres et lourdes de I’huile puis I’eau distillée afin de dissoudre

les sels précipités.

Les échantillons des déblais de forage nettoyés ont été séchés dans une étuve a vide a 105 °C

jusqu’au poids constant pour ¢liminer les solvants utilisés dans le processus de nettoyage.

o  Analyse granulométrique

Les débris de forage ont été pulvérisés (broyés) avec la Pulverisette 2 de Fritsch pour obtenir
des échantillons uniformément pulvérisés. Ensuite, ils ont été tamisé€s avec un tamis vibrant As
200 Control, pour déterminer la distribution granulométrique des grains des déblais.

Les déblais ont été fractionnés au moyen d'une série des tamis (1, 0.8, 0.63, 0.5, 0.25, 0.2,

0.16, 0.1, 0.08). Les pourcentages ainsi obtenus sont exploités sous forme graphique.

Les résultats de l'analyse granulométrique des déblais de forage ont été présentés sous forme
d’un histogramme dans la Figure 36. En se basant sur la norme Frangaise [NFP 18-540], le
calcul du module de finesse (Mr) permet de quantifier le caractére plus ou moins fin de

I’échantillon. M¢= 2.4 correspond a un sable préférentiel.
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Figure 36: Représentation en histogramme de la distribution granulométrique des

échantillons

Dans le cas de cette étude, la gamme intermédiaire [0,1-0,5] mm a été choisie pour obtenir une
valeur moyenne de perméabilité. Les plus grosses particules [0,63-1] mm donnent de grandes
valeurs de perméabilité. Les particules les plus fines [0,08] mm ont été éliminées parce qu'elles

obstruent le papier filtre dans le dispositif expérimental et réduisent le débit et la perméabilité.

e Diffraction des rayons X (DRX)

La DRX constitue une des techniques les plus utiles et les plus répandues pour 1'identification
des minéraux. La méthode générale consiste a bombarder 1'échantillon avec des rayons X et a
mesurer l'intensité des rayons X qui est diffusée selon 'orientation de 1'espace.

Les diffractogrammes ont été réalisés sur des poudres des déblais pressées sur le porte
échantillon.

Les mesures de DRX ont ¢été effectuées sur un systéme de diffraction des rayons X Seifert XRD
3003 TT, pour déterminer la composition minéralogique des échantillons des déblais de forage.
Les données enregistrées avec un angle de diffraction 20 dans la plage de 10° a 60° avec un pas

de 0,02", un temps d'acquisition de 10 seconds et une faible vitesse de rotation (0,001 s).

Sur la figure 37 est présenté le spectre DRX des déblais de forage.
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Figure 37: Spectre de diffraction des rayons X de I'échantillon des déblais de forage

L’analyse des données indique que I’échantillon des déblais de forage -contient
principalement de quartz (71.9%), avec quelques impuretés qui consistent en dolomite (12.2%),
calcite (2.5 %) et des minéraux argileux : kaolinite (11%) et chlorite (2.3%). La composition

minéralogique des échantillons est illustrée dans le tableau 6.

Tableau 6 Composition minéralogique des déblais de reservoirs argilo-gréseux

. Quartz Dolomite Calcite Kaolinite .
Les Elément Chlorite

. (Si0y) | (CaMg(COs) | (CaCOs) | (ALSi,Os(OH)s)
déblais de

forage | Pourcentage | 71.9 % 12.2% 2.5% 11% 2.3 %

o  Photométrie de flamme

L'analyse par la photométrie de flamme est une méthode qui a été effectuée pour déterminer la
teneur en calcium des échantillons de déblais de forage, a I’aide de I’appareil Jenway Pfp7

(figure 38).
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Figure 38 : Photométre de flamme

1 g d'échantillon en poudre a été dissous dans une solution de HCI dans un bécher de 50 ml
pendant 24h. La solution de filtrat obtenue a été récuperée apres filtrations sur une membrane
de porosité 0,45 pm (diametre 90 mm).

La courbe standard de la concentration de calcium en fonction de l'intensité a été tracée apres
la mesure des émissions dans les solutions étalonnées.
Selon les résultats de cette analyse, la concentration en calcium de I'échantillon de déblais de

forage est de 6,55%.

IV-1.2. Caractérisation des fluides utilisés

o Les fluides
Pour la préparation des formulations des fluides de forage, la détermination des caractéristiques
pétrophysiques des échantillons (perméabilité k, porosité @), la mesure de la mouillabilité et le
processus d’adsorption. Quatre fluides différents ont été utilisés : le gasoil, la saumure et les

tensioactifs Versawet et Versacoat.

o Le gasoil est commercialisé par la compagnie Naftal ® dont les caractéristiques sont
répertoriées dans le Tableau 7 et ’annexe 2. Le gasoil est utilisé pour les expériences
d’écoulements monophasiques et diphasiques et les tests d’imbibition spontanée. Il est aussi
utilisé comme fluide de base dans les formulations de fluide de forage préparées.

e La saumure est une solution saturée de chlorure de sodium (NaCl) a 320 g/l destinée pour

les expériences de déplacement et d’imbibition.
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Tableau 7 Propriétes de gasoil

Proprieties Valeurs
Masse volumique a 15 °C 0.828 g/cm’?
Viscosité dynamique a 20 °C 5.6 mPa s
Tension superficielle a 20 °C 30.5 mN/m
Point d'éclair 88°C

Point d'écoulement —14°C
Point d'ébullition initiale 152°C
Point d'ébullition finale 320°C

e Les tensioactifs sont deux produits fabriqués par la société MISWACO® (voir annexe 3).
Ces agents rentrent dans les formulations des fluides de forage :
a) Versacoat est un agent de surface non ionique qui sert a la fois d'émulsifiant et d'agent
mouillant.
b) Versawet est un tensioactif cationique qui sert d'agent mouillant concentré et puissant
pour les boues a base d'huile.
Les caractéristiques chimiques et physiques des tensioactifs utilisés sont répertori¢es dans le
tableau 8.
Au sujet des tensioactifs utilisés dans les fluides de forage, peu d'informations sont diffusées a
travers quelques publications. Dans le cadre de ce travail et face aux problemes majeurs
d’identification de la variété des tensioactifs, le parcours adopté a surtout visé 1’identification
des groupements fonctionnels essentiels des tensioactifs émulsifiants. On se contentera donc de

quelques ¢éléments de caractérisation.

e Analyse des tensioactifs par spectroscopie a infrarouge (IR)

Dans le but de comparer les performances des tensioactifs commercialisé€s, il est nécessaire
d'avoir une idée de leurs formules chimiques. Pour ce faire, la technique de la spectrométrie
infrarouge (IR) a été utilisée a 1’aide de ’appareil Agilent Technologies Carry 660-FTIR a
30°C.
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Tableau 8 Propriétés physiques et chimiques des tensioactifs Versawet et Versacoat (rapport

MI-SWACO)

Propriétés physiques Versawet Versacoat

Apparence Liquide visqueux brun foncé Ambre foncé
Densité 0.93-0.98 0.90 - 0.97
Point d'éclair (°C) 93.3 28
Point d'écoulement (°C) 6.7 -28.9
Densité a 200C (g/cm?) 0.95 0.91
Tension superficielle (mN/m) 42.9 359
Concentration micellaire critique (M) 2.97.10° 7.97.10°

L’appareil fournit des indications précieuses sur la présence de groupements fonctionnels et de
liaisons a I'aide du nombre d'onde correspondant.
Les spectres des tensioactifs Versawet et Versacoat ont été recueillis sur la plage spectrale de

400- 4000 cm’!. Ils sont présentés sur les figures 39 et 40.

l'n

I

\‘ 479.581 -0.000

445.205 312.650

777 888470

Figure 39: Spectre IR de tensioactif Versawet
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Figure 40: Spectre IR de tensioactif Versacoat

L’Analyse spectrale de spectres IR confirment la nature non ionique et anionique des
tensioactifs, elle met en évidence la présence de bande fine vers 1703.967 cm! caractéristique
aux ammoniums quaternaires et amines -NH» (Kowalczyk, 2008).

Les bandes d’absorptions 1735.298, 2854.054 et 2923.166 cm™! caractéristique de la liaison OH
et C = O de I’acide carboxylique de groupe carboxyle (COOH).

Les nombres d'onde a 1460.073 et 1460.369 cm™' sont attribués au groupe méthyléne -CHo-.
Les bandes d’absorptions 2922,777, 2852,01, 2923,166 et 2854,054 cm™! correspondent aux
vibrations CH3 /CHb respectivement (Viana et al., 2012).

IV-2. Mesures expérimentales

Dans cette partie, sont présentés les différentes mesures expérimentales effectuées, les calculs
utilisés et les différentes procédures suivies pour chaque mesure.
IV-2.1. Mesure de la porosité

La mesure de la porosité est effectuée par la méthode d’imbibition, en pesant I’échantillon sec

et puis complétement saturé en saumure. La porosité est déterminée par :

0 = Msature”Msec (61)

Msature
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Les masses de 1’échantillon sec (msec) puis saturé (msawrs), Obtenues en utilisant la balance

digitale Mettler de haute précision (1/10000gr).

IV-2.2. Mesure de la perméabilité

o Permeéabilité absolue de I’huile et de la saumure

Dans cette étude, on s’intéresse a des écoulements monophasiques dans un milieu poreux saturé
par un seul fluide.

Les mesures de perméabilités ont été effectuées en écoulement laminaire avec configuration
horizontale dans un milieu continu, isotrope et homogene ; les effets de la pesanteur sont
négligés.

En utilisant 1’équation de Darcy a une dimension (1D) pour les fluides incompressibles en
¢coulements monophasiques, la perméabilité¢ absolue de I’huile K, et de la saumure ky, sont

mesurées par la relation :
k. S (Pl - Pz)
= . 7

Q représente le débit du fluide de viscosité p, P1 et P2 sont respectivement les pressions en

amont et aval du porte échantillon de longueur L et de section S.

o Perméabilités relatives

Elles sont mesurées en écoulements diphasiques par la méthode des écoulements permanents
(steady steate method). Les hypothéses d’un écoulement horizontal unidimensionnel et
laminaire dans un milieu saturé, isotrope et homogéne sont émises.

Le modgc¢le diphasique de Darcy généralise s’écrit :

_ k .kro.S (Pl_PZ)
- uo L

Qo (62)

_ k .krw.S (P]_—Pz)
- uw L

Qw (63)

Les mesures de saturations moyennes de d’échantillon par I’huile et puis par la saumure sont

effectuées par I’enregistrement des volumes de phases produites et injectées (voir chapitre 1).
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IV-2.3. Mesure de 1a mouillabilité

La méthode appliquée pour I’évaluation de la mouillabilité des échantillons non consolidés des
déblais de forage est celle d’Amott qui est basée sur deux types de déplacements : un
déplacement spontané et un déplacement forcé sous une pression d’écoulement a 1’aide de
dispositif expérimental de déplacement en milieu poreux aux conditions ambiantes de pression
et température. L’indice de mouillabilité est calculé par les équations suivantes :

L’indice de mouillabilité a I’eau :

V,
Iy = —F— 64
w Vosp_ Vo ( )
L’indice de mouillabilité a I’huile :
|74
l, = —— 65
0 szp_ Vw ( )
L’indice global de mouillabilité I de la roche :
Ia=1Iw-1Io (66)

IV-2.4. Mesure de I’adsorption

La mesure de I'adsorption implique le tracé des courbes d'étalonnage représentant I’évolution
de la tension superficielle de la solution en fonction de la concentration des tensioactifs. Sur la
base de traitement des données de ces courbes la quantité des tensioactifs adsorbe par les déblais

en solution apres étude d'adsorption.

Dans un premier temps, les courbes d'étalonnage sont obtenues en utilisant la méthode du
stalagmometre base sur I’application de la loi de Tate a 25 °C. La tension superficielle est

mesurée selon 1'équation (67) :

—=-1 (67)

La concentration inconnue de tensioactif dans la solution des formulations aprés la reaction
avec les échantillons de gres a été déterminée a l'aide de la courbe d'étalonnage. La densité

d'adsorption a été calculée a 1'aide des concentrations apparentes initiale et finale de tensioactif
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__(Ci-Cce)V
m

) (68)

Ou, 6 est la densité d'adsorption (mg/g), Ci est la concentration initiale du tensioactif (mg/1),
C. est la concentration finale du tensioactif (mg/l), V est le volume de la solution de tensioactif

(1) et m est la masse de I'échantillon en poudre (g).

La quantité de tensioactif adsorbée par gramme de 1’échantillon de déblais a ensuite été calculée
a différentes concentrations de tensioactif et une isotherme de Langmuir a été utilisée pour

modéliser les données d'adsorption (équations 27, 28, 29 énoncée dans le chapitre 2).

IV-3. Procédure expérimentale

Dans cette étude, quatre types d’expériences ont été réalise :

= Des expériences d’écoulements monophasiques pour la caractérisation des milieux
poreux (la mesure de porosité et perméabilité absolue).

» Des expériences d’écoulements diphasiques eau-gasoil pour la mesure des perméabilités
relatives.

= Des expériences de test de mouillabilit¢ Amott-IFP sur les échantillons des déblais de
forage.

= Des expériences de mesure de 1’adsorption des tensioactifs.

Nous expliquons dans ce qui suit et dans 1’ordre, la procédure expérimentale telle qu’elle est

appliquée pour 1’obtention finale des résultats visées.

IV-3.1. Dispositif expérimental

IV-3.1.1. Le micromodéle utilisé

Le montage expérimental (des déplacements monophasiques et diphasiques) pour la mesure des
perméabilités absolue et relative et les tests de mouillabilité est un micromodule (Figure 41) qui
composés de :
1- porte échantillon type Hassler cylindriques avec des pressions ambiante de rayon »=35
mm et de longueur L = 65 mm contenant le milieu poreux
2- réservoir d'alimentation pour I’huile et la saumure ;
3- manomeétre a colonne liquide permettant d'obtenir la différence de pression entre l'entrée
et la sortie du milieu poreux ;

4- thermométre pour la mesure de température ;
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5- ¢éprouvette graduée permettant de mesurer le débit volumique a la sortie du porte

¢échantillon a l'aide d'un chronométre.

Réservoir d’huile et Thermométre 4

de saumure
)
.

Manométre 3

| Br:lne h

Porte échantillons | .
1 | Eprouvette

Figure 41: Dispositif expérimental d'écoulement (monophasique et diphasique)

Pour le test d'imbibition spontanée, 1'équipement de test standard utilise une cellule Amott
(Figure 42-A). Les cellules d'Amott, utilisées sont des tubes en forme d’entonnoir calibrés de
facon a ce que le volume de liquide libéré puisse étre lu facilement elles ont aussi une section

graduée pour déterminer les volumes d'imbibition.

Graded —p | -
tube

Glass joint —»

Sammple
holder

Figure 42: A-Cellules Amott pour I'imbibition spontanée/B- Les porte-échantillons en PVC

L'imbibition spontanée est réalisée sur des échantillons de grains des déblais de forage non
consolidés. Les porte-échantillons sont en matiére plastique "PVC : chlorure de polyvinyle",

dont les parois sont perforées a 1’aide d’une aiguille de diamétre de 0.25 mm. Les perforations
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sont espacées de 5 mm, de sorte que leur nombre permet la vidange de porte échantillon plein

d’eau distillée (30 ml) en une durée entre 54 et 60 secondes (voir figure 42-B).

Pour déterminée la quantité adsorbe on a choisi la méthode de mesure de la tension interfaciale.

Le dispositif expérimental présenté dans la figure 43 est utilisée ; il comporte :

» Une balance pour la mesure de poids de la goutte
» Burette contenant le fluide a testé

» Becher pour recevoir le fluide testé

Burette consenant la
solution 3 tester

Capilaire de

diamétre O \‘ /(Amn 00 Masse m

4 Bécher taréd

Balaace 0.0000 g

Figure 43: Dispositif pour les tests de tension interfaciale et d’adsorption

IV-3.1.2. Formulation des fluides de forage

Cette étude, s’est axée sur un fluide de forage a base d’huile destiné pour le forage de la phase
réservoir. Une formulation de boue émulsionnée inverse a base de gasoil de rapport H/E =90/10
et de densité 1.25 est préparée, ces formulations sont préparées en ajoutant successivement les
produits sous agitation (800 rpm) réalisée par un agitateur magnétique AREC pendant 1 h a

25°C. Lors du mélange des formulations, 1'ordre d'ajout suivant est respecté :

* Gasoil
* Tensioactif

¢ Chaux

e Saumure

Les produits entrant dans la formulation de la boue ainsi que leurs concentrations sont illustrés

dans le tableau 9.
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Les concentrations utilisées dans la préparation des formulations sont celles utilisées pour la
fabrication de la boue a base d’huile, pour le forage des réservoirs dans la région de Berkine

Voir annexe (4).

Tableau 9 formulation des fluide de forage préparé

Vitesse
Formulation 1 Formulation 2 Formulation 3 Temps de
Produit d’agitation
(VWF) (VCF) (WVF) mixage (h)
(rpm)
Gasoil (1) 0.800 0.800 0.800 - -
Versawet
2.5 - 2.5 1 800
(gM
Versacoat
- 5 5 1 800
(gM
Lime (g/1) 19.95 19.25 19.25 1 800
Saumur (1) 0.1 0.1 0.1 1 800

IV-3.2. Détermination de la porosité du milieu poreux

La mesure de la porosité a été effectuée par la méthode d'imbibition aprés préparation des

échantillons dans 1’ordre suivant :

L'échantillon de roche est immergé dans la solution saumure jusqu'a ce qu'il soit complétement
saturé. L'échantillon est pesé avant et apres l'imbibition. En déduire la porosité utilisant

I’équation 61.

IV-3.3. Détermination de la perméabilité absolue

La mesure de perméabilité absolue de saumure et gasoil intervient aprés préparation des

échantillons et dans 1’ordre suivant :

* 1'¢chantillon est introduit préalablement avec précaution dans le porte échantillon
(micromodgle) voir figure 41.

* la solution de saumure a 320 g/l de NaCl est injectée a débit constant.

* un temps d'attente est nécessaire pour atteindre un écoulement stable ou les pressions

d'entrée et de sortie deviennent constantes.
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* Une fois que 1'état d'équilibre est atteint, le débit, la pression d'entrée et de sortie sont
enregistrent.

* La mesure de la perméabilité absolue a la saumure est relevée.

* la mesure de perméabilité absolue de gasoil est ensuite déterminé suivons la méme

procédure.

IV-3.4. Mesure des perméabilités relatives

Dans cette expérience le gasoil et la saumure sont utilisés. L’expérience a été réalisée a 40°C,
et sous une pression de 5.101 kPa, dans le micromodule apres vieillissement des échantillons
dans les formulations de fluide de forage VWF, VCF et WCF pendant 720 h. Le point clé de

I'expérience est d'obtenir la courbe de perméabilité relative, qui se déroule comme suit :

» La premicre étape serait de saturer I'échantillon & 100% de saumure.

» Ensuite, le gasoil est injecté pour drainer la saumure de I’échantillon afin d'atteindre la
saturation en eau irréductible. Cette étape représente la condition initiale et le point final
(end point) qui permet de mesuré la perméabilité relative au gasoil (kro,max).

* Le gasoil et la saumure sont injectés simultanément a un débit fixe jusqu'a ce que le taux
produit soit égal au taux injecté.

* Une fois que le systéme a atteint 1'état stable et que les données sont enregistrées, la loi
de Darcy généralisée est utilisée pour déterminer la perméabilité relative.

* La saturation moyenne dans I'échantillon a été calculée directement en se basent sur les
volumes des fluides injectés et produits.

» Cette opération est répétée autant de fois pour obtenir le nombre de point suffisant qui

permettant d’établais les courbes des perméabilités relatives.

IV-3.5. Test de mouillabilité Amott

L'indice de mouillabilité a été évalué en préparant 26 échantillons. Les échantillons en poudre
dans le porte-échantillons en verre et en PVC ont été sature par les formulations préparées
(VWF VCF WCF). Les porte échantillons, fermée, contenant les échantillons sont mis en
macération (vieillissement), a T = 40°C pendant 24h, 46h, 72h, 168h et 720h. Apres

vieillissement, le protocole expérimental suivant est adopté :
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Les échantillons ont ét¢ immergés dans de la saumure dans des cellules d'Amott et
I'huile produite spontanément a été enregistrée apres 20 heures (volume Vo= gasoil
spontanément déplacé par la saumure).

la saumure est forcée dans 1'échantillon par injection a un débit constant (volume V, =
gasoil déplacé par la saumure).

L'échantillon est immergé dans le gasoil (volume Vys, = saumure déplacée
spontanément par le gasoil).

Ensuite, le gazole est introduit dans les échantillons par injection a un taux constant

(volume Vy = eau déplacée par le gasoil).

A partir des volumes mesurés, on peut déterminer les indices de mouillabilité de chaque

phase et I’indice global de mouillabilité de 1’échantillon.

IV-3.6. Etude de I’adsorption des tensioactifs

La tension interfaciale des tensioactifs versawet et Versacoat dans les formulations des fluides

de forage prépares est mesurée par la méthode de poids de la goutte (Butt et al., s. d), pour

¢tablais les courbes d’étalonnages des tensioactifs (la tension superficiel en fonction de

concentrations des tensiactifs). Le fluide de références utilise est de I’eau avec y= 72,8 mN/m

a 20°C et on suit la procédure suivante :

L’expérience commence par remplir le compte-gouttes avec de I’eau distillée.

On faites couler 15 gouttes d’eau distillée dans un bécher puis mesurer leur masse et on
détermine la masse d’une goutte.

De fagon analogue, on reproduire cette opération pour les formulations de fluide de
forage a différents concentration de versawet et Versacoat et en déduit la masse d'une
goutte.

Il faut absolument vérifier que les deux volumes (eau et le liquide) remplissant le
stalagmometre soient strictement identiques.

le stalagmometre doit €tre nettoyé et séché soigneusement aprés chaque changement de
liquide.

Enfin la loi de Tate est utilisée pour déterminer la tension superficielle des liquides

équations 67.

L'¢tude d'adsorption implique l'interaction des formulations de VCF et de VWF avec des

¢échantillons en poudre conduisant a une perte des tensioactifs Versawet et Versacoat due a




Chapitre IV Etude et Protocole expérimentale

l'adsorption. L’expérience a été réalisée en mélangeant 1 g d'échantillon de roche en poudre
avec 50 ml de formulation de gasoil avec différentes concentrations des tensioactifs.

Les solutions et les échantillons en poudre ont été mis en vieillissement pendant 24 h a 30°C.
Le liquide flottant a été récupéré apres centrifugation pendant 15 minutes a 5000 rpm. La
concentration inconnue de tensioactif dans la solution surnageant a été déterminée a l'aide de la
courbe d'étalonnage.

La quantité de tensioactif adsorbée par gramme d’échantillons de déblais a ensuite été calculée
a différentes concentrations de tensioactif et I’isotherme de Langmuir a été utilisée pour

modéliser les données d'adsorption.
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L'objectif de cette partie est de présenter I'ensemble des résultats expérimentaux obtenus et leur
interprétation. Ils comprennent, d'une part, les caractéristiques des milieux poreux, les
¢coulements diphasiques huile/eau, et 1’évaluation de la mouillabilit¢é menée pour différentes
conditions de vieillissements. D’autre part, I’étude de 1’adsorption des tensioactifs a partir des
solutions par les roches matricielles apportent des compléments d’information sur les
mécanismes d’altération de la mouillabilité.

Echantillons des déblais ] = Nettoyage a le toluene pendant 24 h,
de forage lavés J > puis lavage a l'eau distillée.

= Vieillissement des échantillons

) Contact - dans de fluide forage en fonction du
Echantillons/fluide de i temps de contact
forage J
‘ = Les mesures ont été effectuées dans un
dispositif ~ expérimental dans  des
conditions de P=5.101 kPa et T=40°C.
o . Test A- La perméabilité relative a été mesurée sur
Perméabilite Indice de , ©s ) la base de la loi de Darcy généralisée.
relative mouillabilité d’adsorption |, B- L'indice de mouillabilité a été estimé par
la méthode Amott.
A B C C- L’adsorption a été évaluée selon

I’isotherme de Langmuir.

Figure 44: Répresentation schématiques de la procédure expérimentale réalisée sur les

¢chantillons des déblais de forage de forage

Les résultats seront principalement discutés en termes de de perméabilités relatives, piégeage
des phases et altération de la mouillabilité. Une synthése sera ensuite proposée et mettra en
¢vidence l'influence des tensioactifs dans les formulations de fluide de forage sur les
perméabilités relatives et la mouillabilit¢é des milieux poreux. Un nouveau mécanisme
d’altération de la mouillabilité par les tensioactifs a I'échelle des pores sera proposé. Le

cheminement des opérations expérimentales est schématisé dans la Figure 44.
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V-1. Résultats de mesure de porosités et perméabilités absolue des
échantillons des déblais de forage

En téte de la chaine expérimentale, une classification pétrophysique des échantillons est nécessaire pour

les différentes comparaisons et observations cruciales qui nous permettrons d’établir des tendances et

des conclusions quant a la problématique du sujet. La caractérisation des milieux constitue une étape

préliminaire puisqu'elle renseigne sur :

- 'nomogénéité du milieu,

- la porosité,

- la perméabilité absolue du milieu,

- le champ de saturation en eau irréductible,

Les caractéristiques des milieux utilisés sont présentées dans le tableau 10 (pour plus de

précision, les tests sont répétés pour 5 échantillons et une valeur moyenne sera prise).

Tableau 10 Caractéristiques du milieu poreux utilisés

Echantillon N°1 N°2 N°3 N°4 N°s
Porosité estimée par pesée (%) 22.54 23.5 25.26 23.89 23.6
Porosité moyenne (%) 23.75
Perméabilité absolue K (mdarcy) 205.72  206.01 197.75 201.72  198.65
Perméabilité moyenne (mdarcy) 201.97
Saturation en eau irréductible (%) 23.15 22.53 27.11 24.97 26.9

- Les valeurs de porosité des échantillons non consolides des déblais oscillent entre 22 et 25 %.
La moyenne est égale a 23.75 %, valeur cohérente avec celle estimée du réservoir ou sont
récupérés les échantillons des déblais de forage.

- La saturation irréductible moyenne en saumure est de 24.93%. Les perméabilités sont

comprises entre 197 et 206 mD, les milieux étudiés sont donc perméables.
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N.B : Dans la suite du document, le calcul des perméabilités relatives est effectué sur la base
d’une perméabilité de référence qui a été choisie comme étant la perméabilité absolue

moyenne de la saumure en monophasique.

V-2. Résultats et interprétations des mesures des perméabilités
relatives

Dans cette partie les courbes de perméabilités relatives déduites des résultats expérimentaux, a
partir de la méthode des écoulements permanents (décrite au chapitre 1), sont présentées.
Trois échantillons ont été examinés apres vieillissement avec les formulations des fluides de
forage VWF, VCF, WCF pour la détermination des perméabilités relatives et bien assimiler
lI'influence des tensioactifs sur les perméabilités relatives et le piégeage des phases.

Dans tous les cas, le calcul des perméabilités relatives est effectué avec un test sur la variation
de la saturation a une température de 40°C et sous la pression de 5.101 kPa. L'ensemble des

courbes de perméabilités relatives est présenté ci-dessous (figure 45, 46, 47).
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Figure 45: Courbes de perméabilités relatives a I’huile et ’eau apres vieillissement avec le

tensioactif Versacoat
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Figure 46: Courbes de perméabilités relatives a I’huile et I’eau apres vieillissement avec le
tensioactif Versawet
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Figure 47: Courbes de perméabilités relatives a 1’huile et I’eau apres vieillissement avec le
mélange des tensioactifs Versacoat et Versawet
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e Analyse des courbes des perméabilités relatives

Le nuage des points des courbes de perméabilité relative a I’huile et au gasoil obtenue montre,
une allure similaire pour les trois formulations des tensioactifs VWF, VCF et WCF. Le point
final de perméabilité relative a la saumure “’end point’” sera au maximum de 0,75 ; le
croisement des courbes de Ky et Kw se produira a une saturation en eau supérieure a 0.5 %.
Les réservoirs pétroliers gréseux sont initialement mouillables a I’eau (Water —wet) Abtahi,
s. d.; Morrow, 1990; Y. Wang et al., 2011; Zhang et al., 2020;Kumar & Mandal, 2020;
Faramarzi-Palangar et al., 2021;) . Ils comprennent des silicates principalement de quartz, en
tant que principal constituant minéralogique, provoquant une charge négative globale a la
surface de la roche (Shehata & Nasr-El-Din, 2016; Wolanin, 2018). C’est ce minéral, qui, par
son importante densité de charge superficielle et sa forte surface spécifique est le principal
responsable de la mouillabilité des réservoirs gréseux (Douadi, s. d.).

Les courbes de perméabilité relative (figure 45,46,47) agissent de manicre opposée par rapport
aux systémes mouillable a I'eau conformément a la théorie de (Craig, 1971) mentionné au
chapitrel; donc le systéeme est mouillable a 1’huile, une altération de la mouillabilité¢ a été

observée.

Water £

N

Figure 48: Illustration de piégeage de phase de I'huile di aux effets de Bypass dans les pores
(a), l'effet Snap-off (b) et I'effet Jamin (c)

a b c

La présence de charge de surface est un facteur important qui favorise l'altération de la
mouillabilité des roches réservoirs. La minéralogie a également un role majeur car les molécules
de tensioactif sont adsorbées en raison de la charge de surface opposée de la roche réservoir

(Wolanin, 2018).
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L'interaction des tensioactifs Versacoat et Versawet dans la formulation de fluide de forage
contribue aux altérations de la perméabilité relatives observées par :

e les interactions électrostatiques avec le milieu poreux ;

e l'adsorption sur les parois des pores altérant la mouillabilité du systeme.
La variation des perméabilités relatives a 1'échelle des pores est la conséquence des effets :
Jamin, Snap-off et Bypassing de la phase mouillante (Liu et al., 2021) (voir figure 48). Le
gasoil occupe les petits canaux d'écoulement (piégés au centre des pores de petit diameétre) et
recouvre les parois des pores de plus grand diamétre, provoquant une perméabilité relative a la
saumure plus élevée. La saumure, d'autre part, remplira les gros pores, donnant une faible
mobilité d'écoulement au gasoil.
La connaissance des capacités d'un milieu poreux a piéger une phase huileuse par rapport a
I’eau, constitue un enjeu majeur dans l'estimation des récupérations. Ce piégeage est induit par :

e les morphologies complexes existantes au sein des milieux poreux naturels,

e des phénoménes de mouillabilité mixte entre les fluides présents au sein d'un systéme,
C'est pourquoi, on observe dans les réservoirs pétroliers aprés endommagement de la formation
par les boues de forage, une chute des indices de productivité, une augmentation rapide des

Waters cut et une forte saturation résiduelle en huile.

V-3. Résultats des mesures des indices de mouillabilité Amott

Les expériences de mesures des indices de mouillabilité ont été effectuées dans les mémes
conditions expérimentales, avec des fluides identiques (gasoil et saumure) que les tests de

détermination des perméabilités relatives.

Cellule Amaott

(LT g™

Figure 49: Exemple de volume d’huile récupérée par imbibition spontanée dans la saumure

Les interactions des formulations VWF, VCF, WCF avec le milieu poreux (déblais broyés) ont

duré 24h, 46h, 72h, 168h et 720h pour chaque échantillons a une température de T = 60°C.
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On remarque que, malgré leur composition minéralogique similaire, ils présentent des
comportements bien distincts concernant I’altération de la mouillabilité. Un exemple de volume

d’huile récupéré par imbibition spontanée est illustre dans la figure 49.

V-3.1. Résultats de tests de mouillabilité a I’état initiale
+ Volume de gasoil déplacé spontanément par la saumure (imbibition spontanée) :
Vop=1mL
4+ Volume de gasoil déplacé par la saumure (imbibition force) :
Vo=10mL
4+ Volume de la saumure déplacée spontanément par le gasoil (drainage spontané) :
Visp=4 mL
#+ Volume de la saumure déplacée par le gasoil (drainage force) :
Vw=5mL
+ L’indice de mouillabilité a I’eau :
I, =0.444
+ L’indice de mouillabilité a I’huile :
I,=0.091
+ Indice de mouillabilité Amott calculé :
Li=0.334 : Echantillon de mouillabilité Intermédiaire légére a ’eau.
V-3.2. Résultat des indices de mouillabilité apres interaction avec les
tensioactifs

Les résultats des indices de mouillabilité sont exposés dans le tableau 11 et représentés aussi
sur les figures 50, 51 et 52 (indice de mouillabilité d'Amott, en fonction du temps de maturation)
pour une meilleure visualisation des données.

Les résultats montrent clairement que 1'indice de mouillabilit¢ d'Amott diminue avec le temps
de 0.354 a2 0.010 pour les échantillons qui ont été vieillis avec le tensioactifs Versawet (figure
50), de 0.354 a - 0.040 pour le tensioactifs Versacoat (figure 51) et de 0.354 a - 0.402 pour le

mélange des tensioactifs (figure 52).
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Figure 50: Représentation de I’indice de mouillabilité Amott en fonction du temps pour le
tensioactifs Versawet
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Figure 51: Représentation de I’indice de mouillabilit¢ Amott en fonction du temps pour le

tensioactifs Versacoat
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Figure 52: Représentation de I’indice de mouillabilit¢é Amott en fonction du temps pour le
mélange les tensioactifs Versawet et Versacoat

Dans 1'état initial, I'indice d'Amott est de 0.354, ce qui démontre que tous les échantillons testés
sont originalement hydrophile grace a la dissociation des groupements silanols =Si-OH
constituant le quartz et les aluminons-silicates. Tous les systémes dont le temps de
vieillissement est inférieur ou égal a 720 heures ont donné des indices de mouillabilité d'Amott
inférieurs a 0,354. Les systémes dont I'indice d'Amott est de - 0,402 sont mouillable a I’huile et
ceux dont 'indice est compris entre - 0,040 et 0,010 sont généralement classés de mouillabilités
intermédiaires ou neutres.

Les résultats de 1’é¢tude des indices de mouillabilité montre qu’apres vieillissement avec les
tensioactifs, la mouillabilité de tous les échantillons a été altérée d’un état Water-wet a Oil-wet

avec |’augmentation de temps de contact des tensioactifs avec les échantillons.
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Tableau 11 Résultats de test d'indice de mouillabilité Amott

Type de
formulations

Période de contacte = 24 h
Volume d’huile
déplacée 0

spontanément par
la saumure (Vosp)

Volume d’huile
déplacée par la 8
saumure (Vo)

Volume de
saumure déplacée
spontanément par

I’huile (Vwsp)

0.42

Volume de
saumure déplacée
par d’huile (Vw)

4.25

Indice de
mouillabilité a
I’eau I

0.090

Indice de
mouillabilité a
I’huile I,

0.000

Indice de
mouillabilité Amott
Ia

0.090

Formulation 1 VWF

46 h 72 h 168 h
0 0 0
3.5 15 8

0.45 0.3 0.1

10 11 9
0.043 = 0.027 | 0.011
0.000  0.000 = 0.000
0.043  0.027 | 0.011

720 h

10

0.09

15

0.006

0.000

0.006

24 h

0.3

0.130

0.000

0.130

Formulation 2 VCF

46 h 72 h 168 h
0 0 0.2
8 2 5
0.2 0 0
7 2 6.5
0.028 0 0.000
0.000  0.000  0.040
0.028 =~ 0.000 -0.038

720 h

0.75

13

0.000

0.054

-0.054

24h

0.1

9.5

0.010

0

0.01

Formulation 3 WCF

46 h 72 h 168 h
0.2 0.55 1.45
6.5 4.7 5
0 0 0
6.5 6.5 15
0 0 0
0.030 = 0.100  0.220
-0.030  -0.100 -0.220

L’état
720 h .
initial
3.03 1
4.5 10
0 4
10.5 5
0 0.444
04 0.091
-0.402  0.354
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V-3.3. Analyse des résultats de ’altération de la mouillabilité

Les tensioactifs Versawet et Versacoat dans les formulations des fluides de forage contribuent
aux altérations de la mouillabilit¢ par 'adsorption localisée de ces composés polaires sur la
surface des échantillons de quartz et les alumino-silicates. Ces agents de surface forment une
monocouche oléophile, en raison de diverses attractions ¢lectrostatiques de Van der Waals entre
les tétes polaires de l'agent tensioactif et la surface de 1’échantillon de gres chargée.

La capacité des tensioactifs a altérer la mouillabilité¢ dépend en grande partie de leur type et de

leur structure. Le mécanisme est certainement différent d'un tensioactif a l'autre.

L

o - A -
@ Al |A \ (@] A
@ AllO® (@A
o @ (A A @ AlA

Figure 53: Schéma montrant les sites d'adsorption: sites occupés avec Versawet (bleu) et sites

occupés avec Versacoat (vert).

La plus grande altération a €té causée par le tensioactif cationique Versawet. Le tensioactif
anionique Versacoat est adsorbé dans une moindre mesure en raison de la répulsion
¢lectrostatique par les surfaces négatives du silicate (Y. Wang et al., 2011; Yan et al., 1993).
Dans le cas des mélanges de tensioactifs Versawet / Versacoat, les altérations sont plus
importantes que pour les tensioactifs pris individuellement. L'adsorption des tensioactifs est
améliorée par la formation des paires d'ions entre les deux entités du fait de leur attraction
¢lectrostatique. Le tensioactif anionique sera alors co-adsorbé avec le tensioactif cationique sur
la surface de gres, les paires d'ions s'adsorbant sur les sites non chargés de la silice par
interactions attractives de Van der Waals.

La différence dans le comportement des tensioactifs combinés refléte une différence dans les
sites d'adsorption des tensioactifs dans le milieu poreux (figure 53). Cette différence est
expliquée par l'effet de synergie entre les tensioactifs, défini par (Bagheri & Khalili, 2017) : la
performance du mélange est supérieure a celle qui peut étre obtenue avec les tensioactifs pris

séparément.
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V-4. Résultats de I’étude d’adsorption des tensioactifs

L'adsorption des tensioactifs a I’interface des déblais de forage a ét¢ mesurée en enregistrant
les concentrations de tensioactifs avant et aprés I'équilibre.

L'adsorption des tensioactifs en état d’équilibre entre les formulations et les déblais a été
déterminée en se basant sur la courbe d'étalonnage. Le comportement d'adsorption des
tensioactifs sur les échantillons est montré dans les Figures 54, 55,56 et 57.

On peut voir sur les figures que la quantité de tensioactif adsorbée sur I'échantillon de déblais
augmente avec 1'élévation de la concentration du tensioactif dans la formulation du fluide de
forage. Un plateau de densité d'adsorption correspondant a une saturation interfaciale est obtenu

en conformité avec 1’équation de I’isotherme de Langmuir afin de déterminer les parametres

d'adsorption.
1 1 1 1
—_—= .-+ (69)
6e Ky 6max Ce 6max
Le facteur sans dimension (Ry) est calculé par I’équation suivante :
= : 70
L™ 14Ky ¢ (70)

Ou oe est la quantité adsorbé (mg/g) a I’équilibre, Ce la concentration a 1’équilibre (mg/L), , Co
la concentration initiale (mg/L), dmax la capacité maximale d’adsorption (mg/g) et Ki. constante
d’équilibre thermodynamique de Langmuir liée a la température et au systéme adsorbant-
adsorbat en étude (L/mg).

Les molécules des tensioactifs Versawet et Versacoat sont adsorbées sur la surface de la roche

en raison de diverses forces d'attraction telles que :

e lappariement ¢lectrostatique entre la té€te chargée du tensioactif et la surface de
I’échantillon de gres chargée,

e I’interaction hydrophobe entre les molécules de tensioactif adsorbées et les molécules
de tensioactif libres dans la masse de la formulation,

e les forces dispersives selon le potentiel résultant de Lennard-Jones,

e les liaisons hydrogene.

Le profil d'adsorption a 1'équilibre du tensioactif sur le gres, a été modélisé en virtue du modele

d'adsorption de Langmuir. Cela signifie que le processus d’adsorption des tensioactifs sur
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1'échantillon est une adsorption en monocouche localisée sans interaction entres les molécules

adsorbées.

adsorption density (mg/g)
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Figure 54 : Densité¢ d'adsorption de tensioactif Versacoat sur les échantillons de déblais de

1/q
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forage a 30°C
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Figure 55 : La forme linéaire de I'isotherme de Langmuir pour le tensioactif Versacoat




Chapitre V

0,8 -
0,7 -

C)

S 0,6 -

£

2 0,5-

0]

C

[0}

T 044

C

il

S 0,3

o

5

& 02-
0,1 -
0,0

Résultats expérimentaux, analyses et discussions

T T T T T T T T T T T T T 1
50 100 150 200 250 300 350 400
concentration (mg/l)

Figure 56: Densité d'adsorption de tensioactif Versawet sur les échantillons de déblais de

forage a 30°C
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Figure 57: La forme linéaire de I'isotherme de Langmuir pour le tensioactif Versawet
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Les valeurs des parameétres respectifs du modéle de Langmuir Ky : constante d’équilibre et
Omax : quantité maximale adsorbée, obtenues a partir des données expérimentales d'adsorption

sont représentées dans le tableau 12.

Le tensioactif Versawet cationique s'adsorbe plus rapidement que le tensioactif Versacoat (Kp
= Kads /Kqes), avec une capacité d'adsorption maximale de 0,9223 mg/g. C.a.d. un plus grand

nombre des sites d’adsorption chargés négativement.

L hypothése la plus probable concernant 1'agrégation de tensioactifs cationiques Versawet sur
la surface des déblais, est que ce tensioactif s'adsorbe sur la silice (quartz) par interactions

hydrophobes de type attractive (Van der Waals) dans la plupart des cas.

Tableau 12 Parametres d'adsorption des tensionactifs Versawet et Versacoat

Paramétrés Adsorbats
Versawet Versacoat
KL 0.0100 0.0034
Omax 0.9223 0.8526

o  Mécanisme d’altération de mouillabilite par adsorption des tensioactifs a la surface

des grés

L’analyse des mécanismes d'altération de la mouillabilit¢ par différents tensioactifs dans les
réservoirs de greés nécessite la connaissance de leur chimie de surface distincte et des différents
modeles d'interaction des tensioactifs avec les composants a la surface de la roche.

D'autres préoccupations telles que l'effet combiné de l'altération de la mouillabilité et de la
réduction de la tension interraciale (IFT) sur le processus d’altération doit également étre prises
en compte.

En général, I'adsorption des tensioactifs peut étre étudiée par différentes techniques telles que
la microscopie a force atomique la microbalance a cristaux de quartz et la simulation
moléculaire.

Dans cette étude 1'altération de la mouillabilité induite par les agents de surface dans les fluides

de forage sur la surface des réservoirs gréseux a été évaluée. Les roches réservoirs gréseux sont
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constituées principalement par du quartz et des minéraux argileux. Leur surface contient des
groupements polaires, silanols et aluminol.
Deux mécanismes d'adsorption des tensioactifs Versawet et Versacoat ont €té proposés :
1) Selon les résultats de I’IR, Versawet est un agent mouillant cationique avec des cations
I’ammonium—NH,. L'ammonium de Versawet se fixe en particulier sur les sites négatifs

du silanol du quartz SiO; des échantillons de déblais de forage (figure 58).

Sioy Sio _ Sioy
- Surface des déblais de SlO'4 s ,SIO 4

forage

Si0'4

Figure 58: Schéma du mécanisme d'adsorption du tensioactif Versawet a la surface des
déblais de forage

2) Le tensioactif Versacoat contient un groupe carboxylique —COOH. Son activation est
réalisée par la présence de la chaux Ca(OH): dans la formulation. Les résultats de
I’analyse de 1’¢échantillon de la roche matricielle par photométrie de flamme confirment
la présence d’atomes de calcium dans les déblais (0.065 %). Selon la régle d'adsorption
sélective de Panetta-Faience, les molécules du Versacoat liées au calcium sont
adsorbées sélectivement sur les sites contenant du calcium a la surface des déblais de

forage (Figure 59).

+ + + +

GREiiTts Ca? s
Ca Caz' 5 Cat

Surface des déblais de
forage

Figure 59: Schéma du mécanisme d'adsorption du tensioactif Versacoat a la surface des

déblais de forage
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Conclusion et perspectives

Le forage des formations productrices de pétrole s’accompagne parfois par une chute des
indices de productivit¢ d’huile. Cette réduction est le résultat d’un cas particulier
d’endommagement des réservoirs par les tensioactifs présents dans les formulations des fluides
de forage. Ce phénomeéne se manifeste par la diminution de la perméabilité relative a I’huile et

I’altération de la mouillabilité.

L’objectif de ce travail consiste a étudies I’influence des émulsifiants des formulations des
fluides de forage sur les propriétés pétrophysiques des roche réservoirs en particulier la
mouillabilité. A cet effet des essais de mesure d’adsorption des tensioactifs a I’interface liquide

solide ont permis par ailleurs de mieux cerner les mécanismes d’altération de la mouillabilité.

L’¢étude bibliographique a orienté notre démarche pour mettre sur pied un projet expérimental
nous permettant de conduire les essais des écoulements monophasique et diphasique, le test de
mouillabilité et 1’étude d’adsorption.

L’échantillon de déblais de forage est initialement subit a une procédure de nettoyage pour
¢liminer toute contamination par le fluide de forage.

L’utilisation de saumure, gasoil et des tensioactifs avec 1’observation d’un temps de macération
ont permis d’avoir une vision globale sur la perméabilité relatives et 1’altération de la
mouillabilité. La chaux a été utilisé dans les formulations des fluides de forage est jeux le rdle
d’un agent activateur des tensioactifs. Les expériences sont réalisées dans des conditions

ambiantes de pressions et température.
L’originalité de cette étude réside dans I’utilisation pour la premicre fois :

» Des déblais s de forage des formations productrice, utilise pour la premiére fois en
raison de 1’absence des carottes qui ne peuvent pas €tre obtenu dans les forages des
développements vu leurs couts trés élevés.

» D’un dispositif de test de mouillabilité Amott appliqué a 1’étude des systémes dispersé

sous forme des poudres.

L’¢étude expérimentale des déplacements dans la matrice se base selon les hypothéses formulées
par I’équation généralisée de darcy applique aux écoulements polyphasique dans le milieu
poreux :

4 Milieu saturé homogéne et isotrope.
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+ Ecoulement horizontal.
+ Ecoulement en régime laminaire.
+ ¢écoulement permanent.

+ Pas d’interaction physico-chimique entre le fluide et le milieu poreux (poudre utilisée).

A la lumiere des résultats obtenus : L'altération des propriétés pétrophysiques est attribuée
principalement aux tensioactifs commerciaux dans les formulations des boues de forage en
fonction du temps de contact.

La caractérisation des échantillons par le DRX la photométrie de flamme ont permis de déceler
la présence de quartz (71.9 %), de calcium sous forme de carbonate de calcium (2.5 %) dont la
teneur est 0,0655 g/g.

L’analyse des tensioactifs par la spectroscopie a infrarouge a mis en évidence les groupes
fonctionnelles COOH pour le 1’émulsifient Versacoat qui correspondant a la longueur d’onde
1735.298, 2854.054 et 2923.166 cm™! caractéristique de la liaison OH et C = O et 'ammonium
quaternaire -NH> qui correspond a la longueur d’onde 1703.967 cm™ pour le tensioactifs
Versawet.

Une chute des perméabilités relatives a 1’huile est observée apres le contact et I’interaction des
échantillons des déblais aves les tensioactifs. L’abaissement est encours favorise par I’élévation
de temps de vieillissement des échantillons avec les tensioactifs. L’analyse expérimentale des
résultats de perméabilité relative selon la méthode de Craig fournir une évaluation sur la
mouillabilité des échantillons.

A 1'échelle des pores la combinaison des mécanismes des piégeages de phase ’effet Jamin, le

Snap-off, et le Bypassing contribue a accentue les pertes des perméabilités relatives.

Les mesures expérimentales d’indice de mouillabilité¢ par la méthode Amott avec le nouveau
dispositif applique a I’étude des poudres montrées que cette méthode évalue efficacement

l'altération de la mouillabilité.

L’inversion de la mouillabilité des échantillons est clairement observée d'une affinité franche a
I’eau avec un indice de 0.354 a divers degrés de mouillabilité intermédiaire correspondant a des
indices de 0.006, -0.054, -0.402 avec 1’¢lévation de temps de contact des tensioactifs. Cette
différence de comportement est attribuée a ’effet de synergie des tensioactifs et aux

mécanismes d’adsorption de chaque tensioactif.
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A TI’issue de ces résultats, un scénario des mécanismes physiques mis en jeu a 1’échelle du pore
lors d’un tel écoulement a été proposé. Le mécanisme d'adsorption du tensioactif dans la boue
a base d'huile a été influencé de manicre significative par la minéralogie du gres et le type de
tensioactifs.
L’adsorption du Versawet et du Versacoat dépend de la partie polaire des tensioactifs :

3) -NH:z pour le tensioactif Versawet adsorbées par les groupements silanols =Si-OH.

4) Ca(COOQO); pour le Versacoat qui ont attirés sélectivement selon Panetta-faience par les

atomes de calcium Ca inclus dans la structure des roches réservoirs gréseux.

Compte tenu de DI’importance de la mouillabilit¢ reconnue comme un mécanisme
d’endommagement ayant une influence sur la récupération des hydrocarbures, 1’amélioration

des performances des formulations des fluides de forage a base d’huile nécessite :

+ Des études préliminaires sur la comptabilité des tensioactifs dans les boues a base
d'huile avec les roches réservoirs.

4+ L’évaluation de la mouillabilit¢ a différentes concentrations des tensioactifs pour
I’optimisation de performance de fluides de forage.

+ La substitution de la chaux, agent activateur CaOH», par I'hydroxyde de zinc ou
d’aluminium, pour éviter I'adsorption sélective du Versacoat a la surface des roches

réServoirs.
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Annexe 1

1. Généralité sur le bassin de Berkine

En se basant sur le travail réalisé par (Ameur-Zaimeche et al., 2020; Baouche et al., 2020, 2021;
Rossi et al., 2002; Turner et al., 2001; Yabhi et al., 2001), nous avons pu résumer la Géologie
Régionale du Bassin de Berkine comme suit:

1.1. Situation Géographique

Le bassin de BERKINE se situe dans la partie oriental (1’erg oriental), du Sahara Algérien entre
les latitudes 29° et 34° Nord et les longitudes 5° et 10° Est, a ’Est des champs de Hassi
Messaoud, Rhourde El Baguel et Rhourde Nouss. 11 s’étend sur trois pays, La partie occidentale
située en Algérie, la partie orientale située en Libye et le sud de la Tunisie pour sa partie

septentrionale.

Figure A-1 : situation géographique de la région de Berkine

1.2. Situation géologique

De point de vue géologique, le bassin de Berkine est de type intracratonique (WEC. 2007),
il se situe dans la partie Nord Est de la plate-forme saharienne. Il occupe une superficie

globale d’environ 102 395 km?.

1.3. Stratigraphie
La série stratigraphique est particulierement composée par des dépdts Mésozoique reposant

en discordance majeure sur des formations du Paléozoique. Et finalement, un faible
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épandage détritique d'age téticre repose en discontinuité sur le Mésozoique. La série
lithostratigraphique du bassin est constituée des formations suivantes .
a) Socle
Le socle est composé par des roches précambriennes sur lesquelles reposent en discordance les
formations paléozoiques.
b) Paléozoique
a. Cambrien
Ces dépdts reposent sur un socle Précambrien, représenté par des grés et des quartzites a passées
conglomératique. L’épaisseur moyenne de cette formation est de 300 m.
b. Ordovicien
Représentés par un ensemble de sédiments détritiques, est caractérise par une alternance des
gres et d’argile .Du bas en haut, on distingue :
- Les argiles d’El Gassi.
- Les grés d’El Atchane.
- Les quartzites de Hamra.
- Les grés d’Ouargla.
- Les argiles d’Azzel.
- Les grés d’Oued Saret.
- Les argiles micro conglomératiques.
- Les grés de Ramade.
¢. Dévonien
Le dévonien est formé par trois époques a savoir :
- Dévonien inférieur : 11 est composé d’une alternance argilo-gréseux.
- Dévonien moyen : 1l est caractérisé par un dépdt argileux inclus des intercalations de niveaux
carbonatés.
- Dévonien supérieur : 1l est représenté par des argiles a passées de marne, calcaire et dolomie,
au sommet on trouve des grés et des silts.
d. Carbonifeére
Constitué par :
- Carbonifere inférieur : 1l est caractérisé par une alternance d’argiles, de silts et de gres.
- Carbonifere supérieur : 1l est représenté par une alternance des grés et des argiles, et peut

observer des carbonates dans la partie centrale.




¢) Mésozoique :

a. Trias
- Trias Argilo Carbonaté (TAC) : 11 est constitué par des argiles brun rouge, rarement verte a
grise, tendre a indurée.
- Trias Argilo- Gréseux inférieur (TAGI) : 11 est composé par des grés gris blanc a blanc et gris
vert, fin a moyen parfois grossier subarrondi a subanguleux, siliceux a silico-argileux.
- Trias Argilo- Gréseux supérieur (TAGS) : 11 est constitué¢ par des gres gris a blanc, tres fin,
siliceux a silico-argileux, dur avec intercalations d’argile brun rouge et gris vert, tendre a
indurée, silteuse.

b. Jurassique
Les formations du Jurassique ont une épaisseur de 770 m, ils sont composés de sédiments
marins lagunaires, a sa base, il se trouve un niveau dolomitique caractéristique.

c. Crétacé
Le Crétacé est présent partout, sur la plateforme saharien. Il est caractérisé par une épaisseur de

1250 en moyenne.

d) Cénozoique :

a. Mio- Pliocéne
Les formations du Mio-pliocéne sont constituées de sable blanc a translucide, jaunatre
localement rougeéatre, rarement rosatre fin a moyen, parfois grossier subarrondi a arrondi avec
des intercalations d’argile brun rouge sableuse avec la présence parfois, de banc de calcaire
argileux.

b. Quaternaire

Ce sont des sables dunaires.

1.2. Les roches réservoirs du bassin de Berkine

Les formations gréseuses du Paléozoique et du Trias argilo-gréseux constitués les principaux
roches réservoirs dans le bassin de Berkine (Echikh, 1998).
a) Les réservoirs du Paléozoique
= Le réservoir cambrien : il atteint jusqu’au les bordures Nord (mole de Dahar) et
Sud-Ouest du bassin avec des faible profondeurs ; son épaisseur varie de 500 a 600
m. Ces réservoir sont formés par les niveaux Ri et Ra ou la couverture est assurée
par les argiles ordoviciennes d“El Gassi, avec une porosité moyenne vari¢e de 4 a

11 %.




= Leréservoir ordovicien : est représenté généralement par les quartzites de Hamra.
Surtout dans la partie Sud-Est du bassin qui ont révélé leur importance. Sur I’axe
de Gassi Touil- Nezla leur épaisseur maximale est de 325 m, avec une porosité
vari¢ de 5 a 10 %.
= Le réservoir silurien argilo-gréseux : il est représenté par les unités M, A et B. il
correspond a la partie supérieure du Silurien ; elle est subdivisée en cinq unités
M1, M2, A, Bl et B2 qui forment la partie inférieure et moyenne du réservoir "
F6". Ces réservoirs produits de 1’huile et du gaz a condensat a Rhourd Nous et a
Rhourde Adra.
= Les réservoirs du Dévonien inférieur : ils sont formés par des grés massifs de la
base du Gédinnien ainsi que le Siégenien et 1“Emsien ; (alternance de grés et
d“argile).
= Le réservoir Carbonifére : (Rhourde El Khrouf, (RKF)) : il forme un nouvel
objectif pétrolier dans le bassin de Berkine avec des excellentes caractéristiques
pétrophysiques, ou la porosité moyenne varie entre 8 et 17 %.
b) Les réservoirs du Mésozoiques
Au Mésozoique, seuls les réservoirs du Trias qui peuvent étre considérés comme potentiels
pétroliers. Il existe trois principaux réservoirs : le TAGI (Trias argilo-gréseux inférieur qui
repose directement sur la surface de la discordance hercynienne, le TAC (Trias argilo-
Carbonaté¢), qui représente la partie médiane) et le TAGS (Trias argilo-gréseux supérieur)
constitue la partie supérieure.
= Le TAGI : le Trias argilo-gréseux inférieur existe dans tout le bassin a I’exception
sur la bordure Sud-Ouest, il présente hiatus. L’épaisseur du TAGI est de 100 m
dans la partie central et ouest et varie entre 10 a 200 m avec la présence des roches
¢ruptives dans la partie nord-ouest, qui détruit toutes ses qualités réservoirs.
= Le TAC : Le Trias argilo-carbonaté est d’origine lacustre, il est constitué par les
argiles de couleur brun rouge dolomitique et silteuse, avec des passages de dolomie
microcristalline et de grés fins siliceux a silico-argileux, il est aussi connue par
I’existence des roches éruptives dans la région de Nezla.
= Le TAGS : Le Trias argilo-gréseux supérieur, il a une extension a la limite de la
dépression triasique Sud-Est. Il est de provenance fluviatile et formé de grés
couleur blancs, silico-argileux un petit peu anhydritique, avec une épaisseur est de

200 m.




Annexe 2

Caractéristiques physico-chimiques du gasoil utilisé

Specifications du gazole

Caractéristiques physico-chimiques Gazole Gazole sans soufre Norme algérienne
algérien NF EN 590 : 2004 NA 8110-1992
Masse volumique a 15°C, g/lem” 0,8321 De 0,820 2 0.845 de 0,810a 0.860
°API 384
Viscosité cinématique, cSt, a:
20°C 4,615 8 cSt max
37.8°C 2,950
40°C 2,001 De 2,00 & 4,50 mm7/s
Point d’écoulement, °C -20 rHiver -12 *C max
Point de congélation, °C -32 | Eté -7°C max
Point d’éclair, °C 808 55°C min
Indice d'acidité, mg KOH/g 0,859
Teneur en soufre 734 ppm 10.0 mg/kg max 2500 ppm max
Teneur en eau et sédiments, BSW, %Vol <D.1 Traces non dosables
Teneur en eau par extraction, %Vol Nulle max 200 mg'kg 2.5 max
Couleur ASTM 4.5L
Corrosion 3 la lame de cuivre (3h 3 50°C) 1a classe 1
Indice de cétane 553 mn 51,0 (mesuré)/ 48 min
min 48,0 (calculé)
Température limite de filtrabilité, °C -16 Classe E (max-15°C)
Classe B (max *C)
Facteur de caractérisation, Kuop* 11,20
Masse molaire, g/mole 208
Pouvoir calorifique supérieur, kcall kg 10240
Distillation ASTM
Point initial , °C
5 % Vol 207.9
10 L 2227
2 - 2301 % (wv) récupéré 3 350
30 - 2300 *C:
40 - 2405 85% min €5% Vol. 250°C min
50 " 250.6 €0% Vol. 350°C max
&0 - 270.8 Point Final 300°C max
el 2127
> 236.2
w o 55,8
Point Final, °C 262.0
Distillat, % vol 8.5
Résidu - 0.8
Pertes L

= = = L O 0 T
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Annexe 3
Caractéristiques des tensioactifs Versawet et Versacoat (Rapport MI-SWACO 2007)

VERSACOAT?* organic surfactant is a multi-functional additive which serves as an emulsifier and
wetting agent in the Versa* oil mud systems.

Secondary benefits include improved thermal stability and High-Temperature, High-Pressure
(HTHP) filtration control. The product is effective over a wide temperature range and in the presence
of contaminants and for reducing the adverse effects of water contamination.

Applications

VERSACOAT additive functions as a wetting agent and secondary emulsifier when used in
conventional, low-fluid-loss, high-lime systems in combination with VERSAMUL* additive. In this
application, the product oil-wets barite and drill solids to prevent water-wet solids; it improves
thermal stability, rheological stability, filtration control and emulsion stability; and it improves the
fluid’s resistance to contamination.

Concentrations for initial formulations range from 1 to 3 Ib/bbl (2.85 to 8.6 kg/m3) when used as a
wetting agent, with occasional daily treatments.

VERSACOAT additive functions as the primary emulsifier when used in relaxed-fluid-loss, lower-
lime systems, in combination with VERSAWET* additive. In this application, the product forms a
stable, water-in-oil emulsion and provides a degree of oil-wetting. Concentrations for initial
formulations range from 2 to 8 Ib/bbl (5.7 to 22.8 kg/m3) when used as the primary emulsifier, with
occasional daily treatments. High- temperature applications and some “light” mineral oils require
higher concentrations of Versacoat agent.

VERSACOAT additive is a primary ingredient in all VERSA system formulations. Consult the M-I
SWACO Drilling Fluids Engineering Manual or individual system information for specific
formulations. The recommended treatment levels depend on the oil-water ratio, anticipated
temperatures, desired properties and the other products used in the formulation. The VERSA family
of systems includes VERSADRIL*(diesel), VERSAcLEAN* (mineral oil), VERSAPORT*
(elevated low-shear-rate viscosity) and VERSAcORE* (minimal-water) systems.

Advantages

+ Wide application, including higher-lime, conventional and lower-lime, relaxed VERSA systems
* Improves emulsion stability

* Improves oil-wetting and prevents water-wet solids

* Maintains stable water-in-oil emulsion and helps prevent water in HTHP filtrate

+ Improves thermal stability, rheological stability, filtration control and contamination

+ Effective at counteracting the adverse effects of water contamination such as high viscosity, low-
emulsion stability and water-wet solids




Limitations

* Overtreatment with VERSACOAT additive can thin VERSAPORT systems under certain
conditions

* Environmental restrictions concerning the use of oils and oil-base fluids should be considered since
Versacoat is used in conjunction with oil

Toxicity and Handling

Bioassay information is available upon request.

Handle as an industrial chemical, wearing protective equipment and observing the precautions
described in the Material Safety Data Sheet (MSDS).

Packaging and Storage

Versacoat additive is packaged in 55-gal (208-L) drums and 5-gal (18.9-L) cans.

Store in a dry, well-ventilated area. Keep container closed. Keep away from heat, sparks and flames.
Store away from incompatibles. Follow safe warehousing practices regarding palletizing, banding,
shrink-wrapping and/or stacking.

VERSAWET? organic surfactant is a concentrated and powerful oil-wetting agent for oil-base muds.

It is used primarily in relaxed-fluid-loss, lower-lime VERSA* oil mud systems which use Versacoat*
as the emulsifier. VERSAWET surfactant is an excellent wetting agent which is especially effective in
systems using difficult-to-wet FER-OX* hematite. It is also effective at oil-wetting bariteand drill
solids and at reducing the adverse effects of water contamination.

Applications
VERSAWET surfactant functions as a wetting agent when used in relaxed-fluid-loss, lower-lime

systems, usually in combination with Versacoat.It oil-wets weight material and drill solids to prevent
water-wet solids, improves thermal stability, rheological stability, filtration control and emulsion
stability while it improves the fluid’s resistance to contamination.

Concentrations for initial formulations range from 1 to 4 1b/bbl (2.85 to 11.4 kg/m3) with occasional daily

treatments of ~0.063 Ib/bbl (0.18 kg/m3). Consultthe M-I SWACO Drilling Fluids Engineering Manual
or individual system information for specific formulations. The recommendedtreatment levels depend
on the oil-water ratio, anticipated temperatures, desired properties and the other products used in the
formulation.

The VERSA family of systems includes VERSADRIL* (diesel), VERSAcLEAN* (mineral oil),
VERSAPORT* (elevated low-shear-rate viscosity) and VERSACORE* (minimal-water)
systems.




Advantages
+ Concentrated, powerful oil-wetting agent, used in low-lime/low-alkalinity fluids; prevents water-wet

solids

« Can reduce initial mixing costs and maintenance costs by reducing the amounts of other surfactants
needed

+ Anexcellent wetting agent for the difficult-to-wet FER-OX hematite additive

+ Improves emulsion stability and helps prevent water in HTHP filtrate

« Effective at counteracting the adverse effects of water contamination such as high viscosity, low
emulsion stability and water-wet solids

« Improves thermal stability, rheological stability, filtration control and contamination-resistance of
oil-base muds

Limitations

« VERSAWET surfactant is not recommended for high-lime systems such as conventional
systems which use VERSAMUL* additive as the primary emulsifier, in wells with lower
temperatures~200°F (~93.3°C). Under certain conditions in high-lime fluids, VERSAWET
surfactant can cause undesirable viscosity increases.

+ Versacoat additive is the recommended wetting agent for most high-lime, medium-temperature
applications

+ Environmental restrictions concerning the use of oils and oil-base fluids should be
considered since VERSAWET surfactant is used inconjunction with oil

Toxicity and Handling

Bioassay information is available upon request.

Handle as an industrial chemical, wearing protective equipment and observing
the precautions described in the Material Safety Data Sheet (MSDS).

Packaging and Storage

VERSAWET surfactant is packaged in 55-gal (208-L) drums and 5-gal (18.9-L)
cans.

Store in a dry, well-ventilated area. Keep container closed. Keep away from heat,
sparks and flames. Store away from incompatible.




Annexe 4

MUD PROGRAM

Programme de boue (Puits de développement vertical)

6" Hole For 4 1/2" liner at 2800 m
Mud Type: Versadril Conventional O.B.M

Formation.
Ordovicien Unité III-3, ITI-2, ITI-1 sandstone with siliceous cement often cracked
Cambrien, Unité II and Clays. The black clay base with quartz .
Socle Granodiorite (quartz, feldspar and black mica)

For the 6" hole section, we have recommended an Versadril Conventional System that
was used successfully and extensively for drilling the same formation in the previous
wells. The mud could be treated with acid soluble bridging agents (if necessary) to enhance
the mud filter cake structure thereby preventing invasion of the reservoir section by mud
filtrate and fines.

We would recommend a high efficient Solid Control Equipment device such as Linear
Motion shakers to optimize the solid content efficiency thereby maintaining good mud
properties and reducing expensive dilution and risk of formation damage by fines. Lower
solids increase penetration rates resulting in shorter drilling times and a better hole
conditions, fewer problems, and less down time due to failure by mechanical abrasion
(maintenance).

Potential Problems.

1. Risk of well control condition while drilling through the reservoirs.

2. Losses, differential sticking and/or kicks in the reservoir due to high
overbalance.

3. Risk of tight hole in claystone layers.

Mud System.
- Discussion:

1. This interval section will be drilled through Cambro-Ordovicien formation and
loss circulation and formation damage with fines are potential problems.

2. Previous drilling experience in this area, have shown the Conventional Versadril
OBM to be highly effective in preventing such problems and whilst ensuring that
gauge hole is drilled and high penetration rate is achieved.

3. The seepage and losses problems could be prevented by treating the mud with acid
soluble sealing and bridging agents, such CaCO3 and M-IX ITI or equivalent. These
loss circulation materials could be circulated through the system without any risk,
and it is not going to be discarded on the shakers.




4. The micron size of the fine MIX II is 44 -74 p, which means it could easily pass
through a 100 mesh shaker screen. The concentration will remain in the entire
system while circulation, act as bridging agent across all the high permeable
formation, and improve filter cake quality.

Formulation for 1 m3 of Conventional Versadril (O/W Ratio 95/05, S.6 0.90 )

DIESEL m3 0.90
WATER m’ 0.047
COAT EH kg/m? 5
VERSACOAT kg/m3 14.25
VERSAWET kg/m? 8

V6-69 kg/m? 34.2
ECOTROL 717 D kg/m? 14

LIME kg/m® 19.95

Nacl kg/m? 16.62
CaCO3 kg_;/m3 163 or As required

This formulation was tested in M-I HMD lab in order to get the specifications according
to Tender Program after 16 hours hot rolling at 250°F.

Engineering comments.

e Yield point:

Hole cleaning should not represent a problem while drilling
this section, due to the high annular velocity based on well geometry. The YP should
always be adjusted at lowest value, consistent with good hole cleaning. This is due to
the possible adverse effects of unnecessary high YP on surge & swab
pressures, bit hydraulics and ECD (equivalent circulating density).

e HTHP:

Values should be maintained at the required level of 3 0 4.0 cc's.
The importance of good fluid loss control  with good filter cake is essential, so
that the potential reservoir sections can be evaluated and cased of f with minimum
formation damage.

e Alkalinity:
Alkalinity control will be achieved with lime addition, it will perform many




functions crucial to the success of the mud system i.e.: maximize the
performance of the emulsifiers, improves the emulsion stability under higher
temperatures, and it functions as an indicator of acid gas contamination because
of rapid alkalinity decrease (POM).

Electrical Stability:

This will be a relative measurement through which the emulsion stability is
observed for improving or deteriorating. When the system is newly mixed, the
electrical stability will typically run at +/- 800 volts. Upon circulating for a short
period of time, this will normally tend to increase to >1200 volts. Additions of
emulsifiers and Lime will further increase the electrical stability of the system.

Drill Solids:

The Drilled solids of the mud should be controlled ALAP. All regular mechanical
methods of solids control must be utilized to keep the LGS ALAP to reduce the
risk of formation damage. So every effort should be made to ensure that the
solids content is minimized for the mud weight in use.




