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Résumé

L'objectif de notre travail est d’optimiser le processus d’'un forage pétrolier en agissant sur les
variables les plus accessibles a savoir la composition de la boue d’une part et certaines variables
opératoires d’autre part. Le critére d’optimalité retenu est I'endommagement de la formation
traversée que l'on cherchera a réduire au maximum. La démarche retenue pour atteindre ces
objectifs repose sur I'étude structurale et rhéologique du fluide de forage et ses interactions avec la
formation en vue d’évaluer l'influence de différents facteurs sur la sévérité de 'endommagement.
Les résultats montrent que I'endommagement est fonction des propriétés pétrophysiques de la
formation, de la pression différentielle appliquée et de la composition du fluide de forage. Un
modele mathématique a été élaboré permettant de prédire le rayon d’endommagement et I'invasion
du filtrat dans la formation.

Mots-clés : Forage pétrolier, formation géologique, endommagement, modélisation, optimisation de
boue de forage

Summary

The objective of our work is to optimize the process of oil drilling by acting on the most
accessible variables such as the mud composition and some operating variables. The
optimality criterion is the reservoir formation damage which we try to minimize. The
approach followed to achieve these goals is based on the structural and rheological study of
the drilling fluid and its complex interactions with the formation in order to assess the
influence of various factors on the formation damage severity. The results show that the
damage is related with the petrophysical properties of the reservoir formation, the applied
differential pressure and the drilling fluid composition. A mathematical model was developed
to predict the radius of damage and the filtrate invasion into the formation.

Key words
Drilling, reservoir formation damage, modeling, drilling fluid optimization
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Introduction générale

L’endommagement de la formation est le résultat de la réduction substantielle de la pro-
ductivité dans différents puits gazier et pétrolier. Cet endommagement est causé par
plusieurs facteurs chimiques (gonflement et défloculation des argiles, précipitation des so-
lides, altération de la mouillabilité . . .etc) et mécaniques (invasion des solides, formation
des émulsions, la mobilité des fines .. .etc). Des techniques de stimulation sont faites pour
faire face aux problémes d’endommagement. Ces techniques sont généralement cotiteuses
et moins ou non réussites. La réduction de la perméabilité, le skin facteur et la baisse de la
productivité sont des facteurs indicateurs de 'endommagement de la formation. Il est pré-
férable de prédire 'endommagement que de la restaurer en utilisant des moyens cotiteux.
La combinaison de tests au laboratoire, modéles mathématiques et de tests sur le chantier
sont indispensable pour prédire et minimiser '’endommagement de la formation réservoir
des champs pétroliers et gaziers. La minimisation de I’endommagement de la formation
qui se produit durant le forage conventionnel est un point critique pour le développement
d’un champ pétrolier. L’invasion du filtrat du fluide dans la formation réservoir peut créer
un endommagement trés sévere autour du puits réduisant ainsi la productivité du forage.
Cet endommagement est lié directement aux propriétés pétrophysiques de la roche tels
que la porosité et la perméabilité ainsi qu’aux propriétés physiques du cake formé (densité
et perméabilité). Cet endommagement peut avoir des origines diverses suivant le type et
la nature du fluide utilisé, les conditions de pression underbalancée ou overbalancée. La
prévention de 'endommagement de la formation réservoir passe par une bonne compré-
hension du comportement rhéologique du fluide de forage utilisé, la nature et structure
des argiles utilisées ainsi que l'interaction (argile/fluide de forage). Le fluide de forage
a base d’huile de type émulsion inverse eau dans I'huile (E/H) permet, entre autres, de
créer une pression hydrostatique sur les parois du forage afin d’empécher la venue d’autres
fluides en provenance de la formation traversée. Elle permet également de former un filtre
cake pour limiter 'invasion du filtrat de fluide de forage dans la formation. Pour que le
fluide de forage assure ces fonctions, il doit étre bien adapté, de point de vue stabilité, aux
conditions de forage. Cette stabilité est bien évidemment fonction de la nature et type
d’argile et son interaction avec le fluide ainsi qu’avec la formation réservoir. L’objectif

principal de ce travail est la prédiction de 'endommagement de la formation réservoir en
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se basant sur des tests de déplacement des différents types de fluides de forage a travers
des carottes (plugs) en provenance du chantier de Hassi Messaoud et des carottes de ré-
férence (grés de Beréa,USA). Ces résultats sont combinés avec un modéle mathématique
simulant ’écoulement linéaire du fluide de forage a travers les différents plugs, afin d’in-
vestiguer les différents paramétres influencant I'endommagement de la formation. Nous
cherchons également & comprendre, d'une part, l'effet du gonflement de ’argile disper-
sée dans une émulsion inverse (E/H) sur la stabilité au cours du temps sous l'effet des
contraintes de cisaillements et, d’autre part l'influence de différents ingrédients, le com-

portement rhéologique du fluide de forage sur ’endommagement de la formation réservoir.

La premiére section du premier chapitre décrit en détail les problémes rencontrés durant
le forage et les solutions apportées pour la minimisation de ces problémes. La section sui-
vante porte sur la description du champs de Hassi-Messaoud de point du vue géologique
ainsi que les problémes rencontrés durant toutes les différentes phases du forage et ceux
lies aux gonflement des argiles. Les argiles ont un roles prépondérant dans la stabilité
des fluides de forage jouant le role de viscosifiant, elles ont néanmoins un effet néfaste
sur ’endommagement de la roche réservoir. Le section 3 est consacrée a I’étude des types
d’argiles utilisées dans cette étude. Dans cette partie sont passés en revue la structure
des argiles, leur hydratation, leurs propriétés de gonflement et de dispersion ainsi que les
interactions et modes d’association entre les particules. Nous nous sommes intéressés a
la dispersion de ces argiles dans les émulsions inverse de type (E/H).Ce type d’émulsions

permet de minimiser I'interactions entre le fluide de forage et les formations traversées.

Nous présentons dans la section 5 les caractéristiques des émulsions de type inverse, les
types et caractéristiques des surfactants utilisés dans la formulation d’'une émulsion inverse
ainsi que I’étude de la stabilité de ces émulsions. La section 6 est consacré a la description
du fluide de forage de type inverse (E/H), la description de la rhéologie des émulsions de
fluide de forage, la rhéométrie utilisée et également quelques propriétés physiques tels que
la densité, le gel, la contrainte seuil et la viscosité. Dans la section 7 nous avons présenté
I’endommagement de la formation et également les mécanismes mécaniques et chimiques
influencant les propriétés pétrophysiques de la roche. Dans la partie expérimentale, nous
avons commencé notre étude par une formulation modeéle d'un fluide de forage simplifié
de type émulsion inverse (E/H). Le chapitre II est consacré a I’étude de la stabilité des
émulsions préparées en faisant ressortir les effets des principaux ingrédients de la boue,
I’argile organophile et des tensioactifs anionique et cationique. Dans la 2éme partie, il a été
consacré a I’étude et a la caractérisation des argiles organophiles par la technique DRX.
Nous nous sommes intéressés a I’étudie du gonflement des argiles commerciales (VG69,

bentone et geltone) dispersées dans des émulsions inverse (E/H). Nous présentons dans
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le méme chapitre, les résultats des mesures rhéologiques (viscosité, contrainte de cisaille-
ment) combinés avec la technique SAXS (Rheo-SAXS) afin de mettre en évidence le lien
entre la structure et la viscosité de ces argiles sous écoulement. Nous avons également
étudié 'influence des différents types d’argiles et tensioactifs sur la stabilité de I’émulsion
ainsi que sur la structure et le gonflement de ces argiles. Nous avons posé la problématique

due & la chute de la viscosité sous cisaillement des émulsions formulées

Le troisiéme chapitre est consacré a 1’étude de 'endommagement de la roche réservoir
en effectuant des tests de déplacement de ces fluides a travers des échantillons de roche
(plugs). Ces tests d’endommagements sont précédés par des mesures standards selon les
normes d’API (mesures rhéologiques avec rhéométre FANN, mesures de filtration, sta-
bilité électrique et densité). L’endommagement de la formation est évalué par le ratio
d’endommagement DR (Damge ratio) qui est lié aux perméabilités initiales et finales
de I’échantillon. Nous mettons également en évidence l'effet des différents paramétres in-
fluencant la perméabilité de la roche réservoir. La rhéologie du fluide de forage, la pression
différentielle, les propriétés pétrophysiques de la roche (porosité et perméabilité), le type
d’argile ainsi que le type de tensioactif figurent parmis ces paramétres. Dans le but de la
prédiction de 'endommagement de la formation réservoir, les properietés pétrophysiques
de la roche (porosité etperméabilité) jouent également un role dans les phénomeénes d’en-

dommagement de la roche.

Dans le quatriéme chapitre, nous avons décrit un modéle mathématique pour simuler
I’écoulement du fluide de forage a travers la roche réservoir. Dans un premier temps nous
avons présenté les deux modeles linéaire (longitidunal) et radiale avec et sans inertie
(présence des effets) sous les conditions statiques et dynamiques. Puis nous avons simulé
I’écoulement du fluide de forage a travers la roche réservoir pour le cas linéaire dyna-
mique en excluant l'effet de l'inertie. Les résultats obtenus sont discutés en termes de
débit d’écoulement du filtrat du fluide, d’épaisseur du cake formé ainsi que de volume du
filtrat du fluide de forage. Ces résultats seront utilisés ultérieurement, dans le modéle de
convection-advection décrivant I'invasion du filtrat de fluide dans la formation réservoir,

afin de tirer au maximum les paramétres influencant sur le front d’invasion du filtrat de

fluide.
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I Partie bibliographique

I.1 Le forage pétrolier

Le forage pétrolier est I’ensemble des opérations permettant d’atteindre les roches po-
reuses et perméables de sous-sol susceptibles de contenir des hydrocarbures liquides ou
gazeux. La technique du forage consiste a 'emplacement d'un dispositif de forage sur
la surface de la terre. Cet appareil est composé d'un Derrick de forage, une tour métal-
lique d’environ 30m de haut, servant & introduire verticalement les tiges de forage. Ces
tiges sont constituées d’une chaine de tubes vissés les uns aux autres au bout desquels se
trouve un outil de forage, le trépan (voir Figure I.1.1a) [1]. Au fur et & mesure que le trou
devient plus profond, les tubes sont ajoutés a 1’outil de forage afin de lui permettre de
creuser davantage. Ces troncons de tige de forage forment la garniture de forage. Pendant

le processus de forage, le fluide de forage est injecté continuellement Figure I.1.1b .

Le cout d'un forage représente presque 25% du cotit total de 1’exploitation d’un champ
pétrolier. Cette quantité est concentrée principalement dans ’exploitation et le dévelop-
pement d’'un forage.

Réussir un forage pétrolier passe par une bonne compréhension des formations géologiques
traversées ainsi que des conditions in situ d’un réservoir telles que la température, la pres-
sion et les contraintes géodynamiques d’une part et une bonne formulation du fluide de

forage d’autre part. Ce dernier représente 15% a 18% du coiit total d'un forage |2, 3.

I.1.1 Les problémes rencontrés dans le forage :

I[.1.1.1 Coincement de la garniture Au cours des opérations de forage, un tube est
considéré comme bloqué s’il ne peut pas étre libéré et sorti du trou sans endommager la
garniture. Ce processus est due en fait & deux principales raisons. La premiére est d’origine

mécanique et l'autre est due a la pression différentielle. Les problémes de coincement dues
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Derrick de forage  Fluide de

Outil de forage

(a) (b)
Figure 1.1.1: Etapes de forage :  a)Outils de forage et  b) Circulation de la boue.

a la pression différentielle se manifestent lorsque l'outil de forage est noyé dans une péate
de la boue (film imperméable des solides fines) qui se forme & la paroi d’une formation
perméable pendant le forage. Ceci se produit lorsque la pression de la boue agissant sur
la partie extérieure de la tige est supérieure a la pression du fluide de la formation. La
seconde cause du coincement de la garniture est d’origine mécanique liée a l'instabilité
du puits tels que lexistence des cavités, argiles plastiques et/ou argiles salées...etc. En
outre, les problémes de l'instabilité sont liés a la présence des formations argileuses et a
la présence aussi de quantités importantes de débris en suspension lorsque le forage est a
I’arrét. Une autre cause peut étre évoquée, celle des formations contenant de I'argile, ces
derniéres peuvent étre mouillées et devenir plastiques ou s’écouler vers l'intérieur causant
ainsi le coincement mécanique de la tige. Tout cela dépend de la composition de la boue et
de sa densité. Il est a noter aussi que lors de la traversée des formations salées présentant
un comportement plastique sous pression overbalancée ajoutée a cela une faible densité

de boue, les sels ont tendance a s’écouler vers l'intérieur causant le coincement de la

garniture.|2, 4].

I.1.1.2 La perte de la circulation Elle est diie & 1’écoulement de la boue vers les
formations, en raison généralement, de la présence de cavités, de zones fracturées et ou
de formations hautement perméables, et dans certains cas de zones sous pression exces-
sivement élevée engendrant ainsi des fractures. La perte de fluide de forage peut aussi

conduire & une chute de pression temporaire dans le puits, car une partie de la colonne
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de la boue disparait dans la formation. En conséquence, le fluide intertitiel peut s’écou-
ler dans le puits. En présence de gaz, ceci va conduire & une augmentation rapide de la
pression du puits ce qui accroit le risque d’une éruption. Il s’agit d’une situation potentiel-
lement dangereuse pouvant entrainer des pertes de vies humaines ainsi que la destruction
des équipements. La prévention des pertes de circulation nécessite certaines précautions
incluant le maintien de la densité de la boue suffisament faible de telle sorte a éviter
des pertes de circulation. Ceci peut étre prévenue par l'ajout d’additifs utilisés dans les
fractures. D’autres particules peuvent étre également utilisées d’'une maniére préventive
en ajoutant une concentration spécifique en carbonate de calcium CaCO, dans le fluide
de forage. Ces particules vont étre destinées a remplir les fractures et réduire ainsi le taux
de perte de circulation [5, 6]. La prévention de la perte de la circulation des fluides peut
étre également obtenue en minimisant la perte de pression de frottement de ’annulaire
durant le forage, par le nettoyage adéquat du puits et une bonne maitrise de la pression
durant le forage. Ces mesures vont diminuer les pertes de circulation et par la méme les

cotts d'un forage |2, 7|.

I[.1.1.3 Déviation du puits La déviation du trou qui est le départ accidentel de
I'outil de forage d’une trajectoire pré-sélectionnée, entrainera également des cotits plus

¢levés. Les causes de ce phénomeénes sont diverses [8-10] :

Hétérogénéités et nature de la formation

Caractéristiques du train de la tige
Poids appliqué sur le train de forage (bit) (WOB)
— Type du train de forage (bit) et sa conception

I.1.1.4 Contamination de la boue Une boue est dite contaminée lorsque des par-
ticules extérieures pénetrent dans la boue et provoquent des changements indésirables
de ses propriétés telles que densité, viscosité et filtration. Ceci est due généralement au
sur-traitement de la boue par les additifs et /ou les matériaux résultants au cours du fo-
rage. Ces contaminants sont représentés généralement par les solides ajoutés, forés, actif

et inerte, anhydrites, ciments/chaux, carbonates et bicarbonates solubles, ... etc [11].

I.1.2 L’instabilité du forage

L’instabilité d’un puits pétrolier durant les opérations de forage cause des problémes sub-
stantiels pour I'industrie pétroliére. Cette instabilité est due essentiellement au coincement
de T'outil de forage, au retrissicement du trou de forage et surtout ’effondrement méca-

nique du puits. La plupart des instabilités se produisent dans les formations argileuses,
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principalement dans les terrains morts, mais parfois aussi dans les reservoirs. L’effondre-
ment mécanique du trou est souvent associé¢ a un manque de capacité de nettoyage du
trou. Dans l'industrie pétroliére, le probléme d’instabilité du forage représente de 5-10%
des cotits des travaux d’exploration et de production en intégrant aussi une perte de temps
et parfois aussi de ’équipement,[12]. Les problémes d’instabilités se produisent généra-
lement dans les schistes riches en minéraux argileux gonflants et qui sont généralement
associés a des pressions élevées des pores. Il est généralement reconnu dans l'industrie
pétroliére que l'instabilité du forage est également due aux argiles gonflantes qui peuvent
étre traitées par I'ajout d’additifs chimiques a la boue de forage.

Dans le but de prévoir 'influx du fluide, il est nécessaire de maintenir la pression de la
boue & une valeur supérieure a celle de la pression des pores. Par contre pour éviter la
perte de la circulation du fluide dans la formation, il est nécessaire de maintenir la pres-
sion appliquée par le fluide de forage & une valeur inférieure a la pression de la formation.
Ainsi il est indispensable de trouver un compromis entre la formulation de la boue et la

pression appliquée sur les formations traversées.

Deux principaux types d’instabilité du puits sont considérés, le coincement de la garniture
et le rétrécissement du trou de forage. Ces deux facteurs ont un effet désastreux du point
de vue économique. Il convient également a signaler que la perte de la circulation du fluide

de forage représente un danger potentiel qui doit étre évité.

I.1.2.1 Reétrécissement et/ ou élargissement du puits Le rétrécissement du trou
de forage est due & plusieurs causes [13|. La premiére cause est liée a 'effondrement
mécanique a proximité du forage généralement en raison de contraintes de cisaillement et
parfois sous les contraintes de tension. Les conséquences de ces phénoménes sont de deux

ordres :

L’augmentation de la taille du puits qui est due a 'effondrement des parties fragiles de
la paroi. Si ces parties effondrées ne sont pas transportées en surface, ceci peut causer
une source potentielle de coincement de la garniture. Un autre probléme causant 1'élar-
gissement du trou de forage est représenté par le mécanisme d’érosion (hydraulique ou
mécanique) dans les formations faibles. Ce mécanisme d’érosion a la forte intensité de

I’écoulement du fluide de forage autour de I'outil de forage.

La réduction de la taille du trou de forage. Ceci peut se manifester dans les formations
plastiques (schistes), grés et sels. Ce phénoméne nécessite un alésage répété, ou peut méme
aboutir a la perte du tube de forage. Ces formations sont représentées parfois par les argiles
plastiques nommeées "gumbo-shale" qui sont généralement collantes, visqueuses, contenant

des minéraux argileux gonflant (montmorillionite) et pouvant causer des problémes comme
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le bourage du trépan et 'accumulation de matiéres solides.

Une autre cause de rétrécissement du trou de forage est un nettoyage du puits qui fait
que les débris forés (cuttings), ne peuvent pas étre remontés en surface par le fluide de

forage.

La 3™¢ cause de rétrécissement du trou provient du coincement différentiel. Le coincement
de I'outil de forage zone est ici due a la différence de pression entre le puits et la formation.
La pression différentielle est due a une surpression dans le puits maintenu par le cake
formé. Puisque les schistes ont une perméabilité extrémement faible, le cake ne se forme

pas sur les schistes.

La 4™¢ cause est représentée par une déviation de l'outil de forage par rapport a la tra-
jectoire idéale [14] pouvant conduire au coincement de l'outil de forage. Les principales
conséquences du rétrécissement du forage et /ou du coincement de l'outil de forage est
I’allongement de la durée de forage. Ces problémes peuvent étre minimiser par une bonne
sélection de la boue de forage, de sa composition, de la pression différentielle, de la pro-

fondeur du casing (casing settling depths : voir traduction) et de la trajectoire de forage.

I.1.2.2 Les causes de l’instabilité du puits L’instabilité d’un forage est une si-
tuation indésirable dans lequle le puits ne maintient pas sa taille, sa forme et/ ou son

intégrité structurale. Ceci est due essentiellement aux |2, 15-17] :

— Problémes mécaniques liés aux contraintes in-situ;
— Forces d’érosion causées par la circulation du fluide de forage ;

— Intéractions chimiques entre les fluides de la formation et ceux du fluide de forage.

Tous ces facteurs conduisent soit a un rétrécissement ou un élargissement du trou, soit a

des fractures et méme un effondrement total du puits.

[.1.2.2.1 Problémes mécaniques L’instabilité mécanique d’un forage se produit
lorsque les forces exercées sur la formation excédent les contraintes compressives de la
roche qui sont due aux contraintes de cisaillements appliquées par la boue. L’instabilité
mécanique d’un forage est liée directement aux opérations de forage. L’extraction des
matériaux cylindriques va induire des contraintes autour du puits qui est généralement
contrebalancée par la pression hydrostatique de la boue. L’instabilité du point de vue
mécanique a été étudiée et analysée par des méthodes analytiques et mathématiques par
plusieurs chercheurs [14, 18, 19]. Lors du processus de forage, les contraintes sont redistri-
buées autour du puits. Si ces contraintes sont importantes et excédent une valeur critique
cela va conduire a I'apparition d’une zone critique autour du puits|[20]. Parmi les facteurs

qui influent sur U'instabilité mécanique d'un forage [20-22] :
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— Les contraintes in-situ existantes dans les différentes couches de la roche

— Variation de la pression des pores

— Densité de la boue

— Direction et inclinaison du puits

— Effets thermiques

— Anisotropie

Sous l’'action de ces contraintes in situ, avant le forage d’'un puits pétrolier, la masse
rocheuse est dans un état d’équilibre qui sera détruit par le creusement. A la suite du
creusement d’un trou dans la formation, la charge portée par la roche enlevée est reprise
par la roche adjacente pour rétablir I’équilibre. En conséquence, une accumulation de
contraintes se produit autour du puits. S’il n’y a pas de pression hydrostatique de soutien
mis en place dans le forage, ’échec dans la formation peut avoir lieu. Par conséquent,
le maintien de ’équilibre dans le but de prévenir une défaillance de la roche nécessite
I'utilisation d’une pression d’appui qui est généralement fournie par le fluide de forage.
Afin d’évaluer le potentiel de stabilité d’un forage pétroliers, des modéles ont été utilisés
pour calculer les contraintes et les déformations autour d'un forage |23, 24|. La mesure
en temps réel est une technique utilisée afin de mesurer les contraintes appliquées sur la
formation, permettant d’optimiser les opérations de production dans le but de garantir
la bonne execution du forage. Actuellement, il existe plusieurs systémes d’acquisition de
données pour le suivi d’'un forage pétrolier durant lequel un grand nombre de données
est généré a chaque temps telles que la diagraphie de boue, qui donne un ensemble de

parameétres mécaniques et géologiques.|25].

1.1.2.2.2 Problémes liés a4 la formation elle méme Lors d'un forage pétrolier,
les formations traversées sont essentiellement de types argileuses (75% a 1’échelle du
globe). L’origine de 'instabilité des formations argileuses est de deux types soit méca-
nique (contraintes appliquées par la boue sur ces formations) soit d’origine chimique dues
aux : intéractions fluide/roche [14, 18, 26, 27|, aux pressions capillaires, aux pressions

osmotiques et a I'invasion du filtrat du fluide dans les formations argileuses.

Lorsqu’un fluide de forage a base d’eau est utilisé, le gonflement des argiles & un impact
négatif sur le processus de forage. Le gonflement des argiles est un probléme pour l'insta-
bilité du forage durant les processus de completion et d’exploitation. Les problémes qui
en résultent sont représentés par le sloughing shale, le rétricissement de la taille du puits
et le coincement de 'outil de forage.|28, 29|. Le gonflement peut aussi causer ’agglomé-
ration des déblais forés conduisant a la réduction de l'efficacité du nettoyage du puits,
la formation d’une couche épaisse de cutting et la réduction du taux de pénétration de
Poutil de forage en contact avec I'argile sticky (collante ou visqueuse) . L’ensemble des

problémes cités plus haut peuvent réduire drastiquement le taux de forage et augmenter
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significativement le cotlit d’exploration et de production. Le développement des inhibiteurs
de gonflement avec des techniques performantes en prenant en compte ’aspect environ-
nemental représente un défi pour la chimie organique du forage pétrolier a cause de la
complexité et de I’hétérogéniété de la nature des minéraux argileux et en ayant comme
souci de bien garder les propriétés équilibrées de la formation pour que le forage soit
efficace. Généralement les inhibiteurs de gonflement utilisés sont représentés par des élec-
trolytes (KCI) en conjonction avec des polymeéres tels que le polyacrylamide partiellement
hydrolysé (PHPA). A cause de l'effet indésirable de (KCI) sur 'environnement, d’autres
méthodes plus acceptables du point de vue environnemental sont utilisées telles I'usage de
polymeéres organiques et de tensioactifs dont l'intéraction favorable avec I'argile permet

de réduire I'ampleur de gonflement.

Deux types de gonflement des argiles peuvent avoir lieu. Le 1°" type est représenté par
I’hydratation de la surface dans laquelle les molécules d’eau sont adsorbées sur la surface
du cristal. Le 2™¢ mécanisme est représenté par le gonflement osmotique. La concentration
des cations entre les couches d’une unité dans un minerai argileux est élevée dans celle
entourant ’eau, cependant 1’eau est entrainée par effet osmotique causant ainsi ’augmen-
tation de l'espace entre feuillets. On peut citer 'exemple de la montmorillonite,|30]. Ce
type de gonflement facilite I’hydratation et le gonflement des argiles lors de 'intéraction
fluide de forage-formation ce qui conduit & I'augmentation du coiit d’exploitation d’un
forage pétrolier. Pour cette raison la minimisation du gonflement d’argile est trés cru-
ciale dans le domaine du forage pétrolier. Cette minimisation est obtenue par le biais

d’inhibiteurs permettant de réduire I'hydratation des argiles.|31, 32]

Le gonflement des argiles se fait selon deux mécanismes : cristallin et osmotique. Le 1¢"
peut se produire dans tous les types de minéraux argileux. Cependant, plusieurs couches
de molécules d’eau peuvent s’aligner pour former une structure quasi-cristalline entre les
couches unitaires qui se traduit par une augmentation de I’espace interfeuillet. Des expé-
riences ont montré qu’avec I’augmentation de 'humidité relative, les smectites adsorbent
I'eau et forment ainsi 1 & 4 couches hydratées. Le gonflement osmotique est limité a cer-
tains minéraux argileux qui contiennent des cations échangeables dans la région de la
couche intermédiaire et supérieure a celle de ’eau environnante, les molécules de 1’eau
peuvent étre entrainées dans les couches intermédiaires afin de rétablir ’équilibre de ca-
tions. Ce type de gonflement peut conduire & un grand espacement entre feuillets (QOA
et 1301&) comparé avec celui du gonflement cristallin. La tendance des smectites saturées
en Na™ de se gonfler avec ce mode osmotique est la cause principale de I'instabilité des
schistes, ce qui peut potentiellement conduire a 'effondrement de forages dans les opéra-
tions de forage d’un puits pétrolier. En revanche les minéraux argileux de type smectite
saturées en K ne gonflent pas de cette maniére et forment des hydrates cristallins méme

en suspension acqueuse. Cependant, les ions K* peuvent étre utilisés pour prévenir le
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gonflement des minéraux riches en Na* [11, 33].

[.1.2.2.3 Aspect physico-chimique de l’instabilité du puits Cet aspect est lié
directement & la composition du fluide de forage. Ce dernier est composé de différents
ingrédients interagissant physiquement et chimiquement avec la formation argileuse. Ces
intéractions influencent la stabilité mécanique des argiles. Des ions monovalents et di-
valents sont utilisés dans la formulation des fluides de forage. Ces ions vont réagir avec
ceux de la surface de l'argile et il y aura échange des ions entre le fluide de forage et les
argiles. Certains de ces ions ont une forte capacité d’hydratation. Cette derniére modifie
I’espace entre les feuillets d’argile causant ainsi le gonflement. Ce dernier affecte a son tour
les propriétés mécaniques des shistes. Il y a lieu également de tenir compte d'un autre
facteur qui est le temps de forage. Ce dernier va permettre des réactions chimiques qui
engendrent aussi le gonflement des shistes. Un autre paramétre nécessite d’étre étudié,
il s’agit de la pression des pores. Cette derniére varie avec plusieurs facteurs tels que la
pression capillaire, la viscosité et la pression osmotique. Cette derniére est due a la pré-
sence de différentes substances chimiques et ions au niveau des pores et dans les fluides
de forage. Le développement de cette pression va occasionner l'instabilité des formations

schisteuses et par suite U'instabilité d'un forage [20].

1.1.2.3 Prévention de l’instabilité du forage La prévention totale de I'instabilité
du forage est quasiment impossible & réaliser a cause de 'impossiblité de la restauration
des conditions chimiques et physiques in-situ de la roche. Cependant 'ingénieur du forage
peut atténuer ces problémes en respectant les bonnes pratiques du champs. Cellles-ci
englobent une bonne maitrise de la formulation de la boue, la sélection d’une trajectoire
du forage, le choix d'une boue compatible avec les formations traversées. Le maintien d’un
forage stable permet d’améliorer la sécurité et I'efficacité du forage tout en minimisant les
cotits liés a la construction du puits et a sa production. En fait, la stabilité d’un forage
peut s’apprécier par la détermination des conditions sous lesquelles 'instabilité commence
dans les formations entourant le puits. Plusieurs travaux ont été dédiés a ce sujet afin
de prédir des méthodes permettant d’étudier I'instabilité d’'un forage associée avec les
problémes mécaniques [16, 34, 35| ainsi que le comportement mécanique des formations
shisteuses |14, 18, 26, 27|. Selon les expériences réalisées sur champs et les interprétations
théoriques, les problémes de I'instabilité d’un forage sont généralement d’origine chimique

ou mécanique ou la combinaison des deux.

11



I Partie bibliographique

I.2 Le gisement de Hassi Messaoud

La plate-forme saharienne est localisée au sud du systéme alpin Algérien et appartient au
craton Nord Africain. La succession paléozoique a été structurée durant 1’age hercynien
et préhercynien, qui sont séparés par des sommets structuraux : la province occidentale,
orientale et une province triassique centrale. Fig.I.2.1. La province occidentale est consti-
tuée de Bechar, Tindouf, Regan, I’Ahnet Moydir, Timmimoun et le bassin de sebaa. La
province orientale est composée du bassin d’Illizi et Ghadames lesquels sont limités par
Dahar. La province triassique centrale est une grande plaque anticlinale orientée Est-Ouest

et qui contient les éléments majeurs suivants :

Voiite de Tilshent et Talemzane ;

Le systéme structural de Djemaa — Tougourt

Le systéme de dislocation d'ElAgreb — Messaoud ;
Dahar
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Figure 1.2.1: Géologie structurale de I’Algérie (Sonatrach 1995).

Le champ de Hassi Messaoud appartient a cette province, il est localisé dans I’Erg orien-
tale, & 850 km au sud d’Alger, entre le méridien 5°30— 6°00 et la parallele 31°00 —
32°00 N Fig.1.2.2., soit 4 350 km de la frontiére Tunisienne et a 80 km a 'Est d’Ouargla.
Découvert en 1956, il est formé par un réservoir épais de composition gréseuse apparte-
nant & I’age cambrien, d'une superficie de 2000 km? avec une surface d’imprégnée d’huile

de 1600 km? environ dans le bassin triassique Fig.I.2.2. La zone productrice est localisée

12



I Partie bibliographique

a 3400 m de profondeur environ, elle est caractérisée par des propriétés pétro-physiques

assez variables telles que la porosité, 'argilosité et la perméabilité.

Mediterranean Sea
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Figure 1.2.2: Localisation du champ de Hassi Messaoud(|36]).

1.2.1 Historique

Le gisement de Hassi Messaoud a été découvert le 16 janvier 1956 par la société nationale
de la recherche pétroliere (SN REPAL). Le premier puits Messaoudl (MD1) a montré

une accumulation d’huile dans le réservoir cambrien Ra a 3338 m de profondeur. Ceci est

confirmé en 1957 par la compagnie frangaise de pétrole en Algérie (CFPA), par le forage
(OM1) a une distance de 7 km au Nord-Nord Ouest du puits MD1. L’exploitation du

gisement avait commencé le 7 janvier 1958. Durant la méme année, neuf puits sont en

état de productivité : quatre sur le permis de CFPA (devenue par la suite Total basée a
Ouargla), dont les puits sont nommés : OM1, OM6, OM7, OMS81, et cing sur celui de la
REPAL (devenue Elf) (Oued-Maya) : MD1, le "puits de la découverte". L’étendue de la
nappe dépasse 800K m?. Les puits ont 3000 m de profondeur. La couche productrice est

située a une profondeur moyenne de 3300 m, avec une épaisseur utile de 80m.
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1.2.2 Géologie

La formation productive de Hassi Messaoud est composée d'une série de couches gréseuse
du Cambrien d’une épaisseur moyenne de 300 m et de quatre zones nomées R3,R2,Ra et
Ri de bas en haut (figure.l.2.3) [37-40] :

e La lithozone R3 : repose sur l'infra-Cambrien et surmonte directement le socle gra-
nitique. Elle se compose de grés feldspathiques et micacés & grains moyens et a trés
grossiers microconglomérats a la base, a ciment argileux a argilo-siliceux abondant, ad-
mettant des passées de grés ferrugineux et argiles siliteuses. La chlorite et la pyrite se

développent a la base. L’épaisseur moyenne de la lithozone est de 370m.

e Lithozone R2 : est composé de grés moyens a grossiers, micacés, mal classés et héteé-
rogénes, a ciment argileux assez abondant, avec intercalations de silts. On notera la
présence de quelques stratifications obliques. L’épaisseur de cette zone est de l'ordre de
100m.

e Lithozone Ra : est constitué de grés quartzites anisométriques moyens a grossiers, a ci-
ment argileux et siliceux, admettant de nombreuses passées de siltstones centimétriques
a décimétriques. Les stratifications sont souvent obliques a entrecroisées, parfois hori-
zontales. Les tigillites sont présentes dans la partie supérieure de la formation. Ce terme

a été érodé au centre du champ.

e Lithozone Ri : C’est une couche a grés isométriques, biens classés, glauconieux, a plages
de quartzites compactes, contenant parfois de la pyrite, avec présence de Tigillites

abondantes. Cette lithozone a une épaisseur moyenne de 42m.

I1.2.3 Problémes liés a ’exploitation pétroliére

Durant le forage pétrolier, plusieurs problémes peuvent étre signalés selon la phase (for-

mation géologique) traversée comme l'indique la figure 1.2.4 [39].

e Phase 26" : Cette phase est caractérisée par une perte énorme du fluide de forage suite
a la présence de fissurations ainsi qu’a l'irrégularité des formations tels que : sable du
mio-pliocéne et les calcaires dolomitiques du sénonien carbonaté et sénonien anhydri-
tique. On cite 'exemple du puit OMOZ#84 qui fut abandonné en Septembre 2002 a la
profondeur 334 m suite a un affaiblissement de la plate-forme da & une perte importante

du fluide de forage qui a provoqué la formation de caves.

e Phase 16" : On est souvent confronté & des coincements de garniture pendant les ma-
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Figure 1.2.3: La stratigraphie du champ de Hassi Messaoud [36, 41].

noeuvres dans les formations carbonatées du teronien et du cénomanien. Ces problémes
peuvent étre remédiés par la substitution des fluides de forage salés saturés avec des
fluides a I'huile. Cette substitution & donné de bons avancements avec des performances
considérables. L’utilisation d’un systéme émulsionné avec un rapport E/H 25/75 de
densité de 1.25 dans les forages & donné de bons résultats. Il est & signaler aussi que
I'utilisation d’un systéme 50/50 (1990) & permis d’améliorer davantage la vitesse de
pénétration (ROP : rate of peneration) de prés de 6% au niveau du sénonien salifére, de
5 % au niveau du teronien et de 31% dans le cénomanien. Sur 104 puits dans différentes

zones, avec plus de 191000 métres forés, la ROP moyenne était de 12.

Phase 12'/* Cette phase est caractérisée par des problémes relatifs aux venues d’eaux

chlorurées calciques dans les niveaux de dolomie vacuolaire du lias dolomitique (LD2).
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Figure 1.2.4: Les phases de forage du champ de Hassi Messaoud [39].

Cette derniére a une épaisseur moyenne de 55m et formée d’une alternance de bancs de
dolomies grises avec des passées de marnes grises et gris foncée légérement dolomitiques.
Cette formation posséde une pression trés élevée et il n’est pas possible de 1’équilibrer
par une pression hydrostatique sans provoquer des pertes. On peut citer I’exemple du

puits OM K Z#712 ou les opérations de logging intermédiaire sont annulées suite a la
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manifestation du (LD2). Dans cette zone, le fluage des argiles qui causent des coince-
ments de garnitures au niveau du lias salifére (LS2) et du trias salifére (TSE) dont les
sels sont intercalés vers 2900 m entre des argiles d'une épaisseur de de 15m de nature
plastique qui peuvent fluer et refermer le puits dans un temps trés court d’ou la necessité
d’utiliser une densité de boue supérieure a 2 (cas du puits OM LZ#33 et OM LZ#322).

e Phase 8% Dans cette phase, le but est d’isoler le lias et le trias salifére necessitant
une densité de boue comprise entre 2 et 2.2 avant d’entrer dans le réservoir du cambo-
ordovicien. On signale dans cette phase le coincement des garnitures qui peuvent se
produire dans les formations carbonatées du téronien et du cénomanien. Le teronien
a une épaisseur qui varie entre 70 et 120 m, il est formé d’une alternance de calcaires
argileux, dolomitiques et crayeux. Dans le cénomanien, 1’épaisseur est de 147 m, on
remarque une alternance d’anhydrite et d’argile brun rouge, de marnes grises et de
dolomies. Comme exemple, le puits MD#7Z566 ou un instrument a été laissé au fond

suite au dévissage de la garniture.

e Phase 6 : Cette phase est caractérisée par des pertes de fluides de forage dans le réservoir.
Elles sont liées généralement a des zones de fissuration dont I'extension et l'intensité
sont variables. Le temps moyen perdu a cause des problémes de pertes de circulation et
de la mise en place de bouchons varie de 50 h a plus de 280 h pour toute la phase. Avec
I'introduction des puits horizontaux, les pertes de circulation sont devenues plus fré-
quentes. Selon les pratiques de ’entreprise Sonatrach, les pertes sont classées en pertes
par filtration (< 1m3/h), pertes partielles (1 & 6 m3/h) et pertes totales (supérieures a
6m3/h). Le probléme des pertes au niveau du cambrien a touché plus de 40% des puits
forés en horizontal [42]. Le volume perdu varie de quelques dizaines de m3 a plusieurs
centaines de m3. Par exemple, dans le cas du puits M DZ#576, le volume total s’est
élevé a plus de 2481 m3 avec I'injection de sept bouchons colmatants et plus de 900 m3
de boue ont été perdus dans le puits MDZ#546. Avant I’an 2000, la durée moyenne du
forage de la section du drain des puits horizontaux était de 45 jours avec une meilleure
performance de 32 jours. Avec ’application du systéme "incentive", on est arrivé a une
durée moyenne de 27 jours. Actuellement, une durée moyenne de 20 jours a été souvent
signalée avec un record de 16 jours. Cependant, les performances demeurent toujours
irrégulieéres a cause des problémes de pertes de boue dans le réservoir et de venues du

fluide de formation dues principalement & des puits voisins injecteurs.

[.2.3.1 Problémes liés aux argiles Les formations argileuses ont la particularité
de se gonfler lorsqu’une boue & base d’eau est utilisée, ce qui & un impact négatif sur le

déroulement du forage et peut conduire ainsi a des problémes d’instabilité du puits [39].
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Généralement, au niveau du champ de Hassi Messaoud, on utilise des boues a base d’eau
) )

pour la premiére phase et une boue émulsionnée a différents rappors E/H pour le reste du

puits. Bien que les fluides de forage a base d’eau assurent bien leurs principales fonctions,

ils posent néanmoins des problémes au niveau des formations argileuses.

L’instabilité des formations argileuses gonflantes est strictement liée aux phénomeénes d’in-
teractions argiles-fluides de forage, a la nature du fluide de base, a la composition et aux
propriétés mécaniques et physico-chimiques de 'argile (capacité d’échange, porosité), aux
fluides présent dans la formation (gaz ou liquide) ainsi qu’aux conditions de température

et de pression.

Plusieurs types d’argiles peuvent étre rencontrées durant le processus du forage au niveau

du champ de Hassi Messaoud, on peut citer :

e Les formations argileuses boulantes (ou sloughing shale) :

Elles sont caractérisées par une structure de type feuillet et sont composées essentielle-
ment par des schistes ou des marnes peu consolidés contenant de l'illite, de la kaolinite
et une faible proportion de montmorillonite. Ces argiles peuvent s’éffondrer et créer
ainsi des cavités importantes. Elles se concentrent dans les régions de Timimoun, Ain
Salah, Adrar et les hauts plateaux du nord du Sahara.

e Les formations argileuses plastiques (plastic shales)
Ces argiles sont composées essentiellement d’illite, de chlorite et sont répandues dans
le grand ensemble & prédominance d’évaporites qui s’étend du Lias & la base du Trias.
Ces formations peuvent provoquer le coincement de 1’outil de forage.

e Les formations argileuses gonflantes (swelling shales)
Ces formations sont composées essentiellement par 20 & 40% de montmorillonite, et 20

a 30% d’illite qui sont des minéraux dispersibles.

Selon des tests réalisés sur des échantillons de carottage, la zone réservoir du champs de
H.M est composée essentiellement de prés de 90% d’illite-montmorillonite, de quelques
minéraux comme la kaolinite et la chlorite et également d’autres minéraux non argileux

comme le quartz,la calcite, la dolomite et autres.

I.3 Les fluides de forage

Selon I'Institut Américain du Pétrole (API), le fluide de forage est définie comme un
fluide de circulation, utilisé dans les forages rotatifs pour accomplir toutes les fonctions
nécessaires durant les opérations de forage [43]. Ils sont composés de différents constituants
liquides (Eau, Huile) et /ou gazeux (air ou gaz naturel) contenant en suspension des

additifs minéraux et organiques (argiles, polymeéres, tensio-actifs, déblais, ciments, ...
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etc) [39]. Les fluides de forage sont divisés en deux grandes catégories : les fluides a bases
d’eau (WBM : water-based mud) et les fluides & base d’huile (OBM : oil-based mud). [43].
Le fluide de forage est préparé dans des bacs a boues, il est injecté a l'intérieur des tiges
jusqu’a 'outil d’ou il remonte dans ’annulaire chargé des déblais formés au front de taille
(cuttings). Avant d’étre recyclé, le fluide de forage doit subir & la sortie du puit différents
traitements (tamisage, dilution ajout de produits) pour éliminer les déblais transportés

et par conséquent obtenir les caractéristiques physico-chimiques initiales [44].

Colonne
montante

Flexible
d'injection

Bassins de
boue

Figure 1.3.1: Cycle du fluide sur le site de forage (Schlumberger, 1997) .

Les fluides de forage ont plusieurs fonctions fondamentales [3, 45-48] :

1. Assurer la remontée des déblais du fond du puits jusqu’a la surface par la circulation
d’un fluide visqueux dans I'espace annulaire. Ces déblais donnent des informations

géologiques sur les formations traversées lors du forage.

2. Maintenir les déblais en suspension lors d'un arrét de circulation dans le but d’em-
pécher la sédimentation des déblais afin de redémarrer le forage sans coincement et

ceci est possible grace a la nature thixotropique du fluide.

3. Refroidir et lubrifier I'outil pour éviter I'usure rapide des pieces métalliques en mou-

vement.

4. Maintenir les parois du puits en raison de la pression hydrostatique exercée par le

fluide en écoulement et permettre de contréler les fluides libérés par les formations
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rocheuses traversées. Du fait de cette différence de pression, le fluide va s’infiltrer
dans les formations perméables et déposer un film sur la paroi appelé "cake de
filtration". Ce gateau permet de reduire la perméabilité des parois et d’isoler le fluide
de forage de la formation mais ne doit pas étre épais afin d’éviter une diminution du
diamétre nominal du trou et un risque de coincement de 'outil. Le fluide de forage
joue donc un role déterminant dans la résolution du probléme de stabilité des parois
du puits de par sa densité mais également de par sa capacité a former une barriére

limitant les transferts de fluides entre I’espace annulaire et la formation.

5. Enfin la boue ne doit étre ni corrosive ni abrasive pour I’équipement, ni toxique ou

dangereuse pour le personnel et elle ne doit pas présenter de risque d’incendie.

I[.3.1 Composition des fluides de forage

Les pétroliers ont classés les fluides de forage en trois catégories principales a savoir :
systéme & base d’eau, les systémes a base d’huile et les fluides pneumatiques(air, gaz et
mousses). La sélection d’un type de fluide dépend du cott, des performances techniques

du forage et son impact sur l'environnement |33, 43, 48-50]

e Fluides a base d’eau (WBM)
Les fluides a base d’eau sont utilisés généralement pour forer 80% des puits environ.
Le fluide de base peut étre ’eau fraiche, I’eau de mer ou de 'eau de saumure. Le choix
d’un type est fonction des conditions anticipées du puits. Les systémes & base d’eau sont
composés essentiellement d’argiles telles que la bentonite ou 'attapulgite permettant
de controler les pertes de fluides et d’augmenter 1'éfficacité de nettoyage de puits.
Plusieurs additifs sont recommandés pour une bonne formulation de la boue, on peut

citer :

1. Les viscosifiants : sont représentés par des bentonites, des polyméres synthétiques

ou des biopolymeéres;

2. Les réducteurs de filtrat : on utilise des amidons, des carboxyméthylcelluloses
(CMC), des celluloses polyanioniques (PAC) ou des résines qui sont employées

pour consolider le cake de filtration et minimiser ainsi ’invasion ;

3. Les inhibiteurs de gonflement et de dispersion des argiles : on peut citer le chlorure
de potassium (KCl), le glycérol, les silicates, divers polyméres comme le polyacry-
lamide partiellemnt hydrolysé (PHPA), les polyalkyléneglycols (PAG);

4. Les alourdissants : ils sont utilisés pour améliorer la densité de la boue, ils sont
représentés par la barytine ou sulfate de baryum BaSO, et le carbonate de calcium
CaCOs;
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e Les fluides a base d’huile

Les fluides a base d’huiles ont été développées et introduites dans les années 1960. Le
fluide de base peut étre du gasoil, huile minérale ou des paraffines de faible toxicité.
Ces systémes sont des émulsions inverses de type eau/huile car I’huile constitue la phase
continue. Par définition, les fluides de forage a base d’huile contiennent plus de 5% d’eau
sont appelés boues de forage inverse, tandis que les boues de forage a ’huile contenant
moins de 5% d’eau. Des additifs sont ajoutés tel que la barite et plus particuliérement
les bentonites organophiles pour améliorer la viscosité [48, 51]. Le rapport de E/H dans

les systémes & émulsions inverses est de 'ordre de 80/20 a 90/10.

o Les fluides de forage a air — gaz
Ces systémes de fluide sont composés d’air ou de gaz naturel mélangés avec de 1'eau.
Il sont utilisés couramment dans les formations contenant des quantités importantes
d’eau ou régne une pression élevée. En Algérie, les 1¢" fluides & 'air ont été utilisés
entre 1954 et 1960 dans la région de Tebessa sur les puits de Djbel Foua, Djebel Onk
[39, 52].

1. Les flutdes a mousse : Ces fluides sont formulés par injection d’eau et des
d’agents moussants créant ainsi une mousse stable et visqueuse. Ils sont interessant
par leurs faible pression hydrostatique au fond et leur bonne aptitude & remonter
les débris en surface, néaumoins ils possédent un inconvénient majeur celui de ne
pas refroidir les formations traversées et de ne pas former de cake sur les parois

du puits.

2. Les boues aérées
Ces fluides sont formés par injection d’air ou de gaz dans une boue & base de gel.
Le role cette boue est de réduire la pression hydrostatique, de prévenir les pertes
de circulation dans les zones a faible pression, elle permet aussi d’augmenter le

taux d’avancement du forage.

Pour exemple, le tableau 1 donne les fonctions principales des différents constituants d’une
boue de forage a I'huile ou émulsionnées inverses, chaque constituant ayant également des

fonctions secondaires [44]

I[.3.1.1 Roble des argiles organophiles Les particules argileuses sont des matériaux
ajoutés dans les fluides de forage & base d’eau ou a base d’huile afin d’améliorer leurs
propriétés rhéologiques. Ces argiles doivent étre modifiées afin de donner a ces particules
une affinité avec les milieux organiques . L’ajout de l'argile organophile aux fluides de

forage dont la phase continue est d’huile permet de donner les propriétés convenables
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Tableau 1: Principaux produits entrant dans la formulation d’une boue de forage a ’huile
et leur role respectif [44]

Produit Role

Constitue la phase continue de I’émulsion & base d’huile sa fonction principale est :
i) Lubrifier Poutil de forage et
ii) Réduire les frottement

Huile (Gazoil)

Réducteur de filtrat Diminuer ’endommagement en formant un filtre cake sur les parois

Emulsifiant Pour stabiliser ’émulsion
Chaux Stabilise I’émulsion

Argile organophile Stabilise et donner la propriété de thixotropie & 1I’émulsion

Viscosifiant Augmente la viscosité de I’émulsion
Saumure Former I’émulsion
Alourdissant Barite ou carbonate de calcium : Contéler la densité de la boue

| |
| |
| |
‘ Agent moulillant ‘ Il s’intercale entre la phase disperée et la phase dipersante et stabilise ainsi I’émulsions
| |
| |
| |
| |
| |

aux fluides durant les différentes phases de forage. Ces argiles organophiles jouent un réle
de régulateur du milieu, durant le forage et a faibles vitesses de cisaillement, le fluide
a un comportement thixotropique et développe un comportement de gel qui retient les
matériaux en suspension lorsque le forage est a I’arrét, il permet aussi de maintenir les pro-
priétés rhéologiques de la boue a différentes profondeurs c-a-d a différentes températures
[53].

I.4 Les argiles

Les argiles sont des phyllosilicates aluminosilicatés dont le feuillets est formé par une
combinaison de couche de tétraédres (Si0,) et d’octaédres (AlOg) [54]. Les smectites
possédent une structure 2 :1 dans laquelle une couche octaédrique est intercalée entre
deux couches tétraédriques (type T :O :T)[55, 56| Figure 1.4.1

Il existe deux grandes catégories de smectites. Les premiéres sont dites dioctaédriques du
fait de 'occupation de seulement deux sites octaédriques sur trois. Parmi elles, certaines
présentent majoritairement des substitutions dans la couche octaédrique (montmorillo-
nite), alors que d’autres sont principalement substituées dans les couches tétraédriques
(beidellite). Typiquement, I'ion en site octaédrique est ’aluminium, qui est remplacé par
du magnésium ou du fer, alors que le silicium tétraédrique est remplacé par de 'alumi-
nium. Il existe un troisiéme type de smectite dioctaédrique, possédant essentiellement du
fer au degré d’oxydation III dans sa couche octaédrique, remplacé par de I’aluminium ou
du magnésium (nontronite). Les autres smectites sont trioctaédriques, car, dans ce cas,

tous les sites octaédriques sont occupés. L’ion en site octaédrique est en général le magné-
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Cavité hexagonale
Cation interfolliaire (I, Na, Ca)

couche tétraédrique
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e
@
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Oxygeéne
Cation interfolliaire (K, Na, Ca)

Hydroxyle
* Cation tétraédrique (Si, Al)

e Cation octaédrique (Al, Mg, Fe)

Figure [.4.1: Structure des smectites [57].

sium. Parmi elles, certaines sont caractérisées par des substitutions du magnésium par le
lithium dans la couche octaédrique (hectorite), alors que pour d’autres, les substitutions
ont principalement lieu dans la couche tétraédrique, ou le silicium est remplacé par de
I'aluminium (saponite). La localisation des substitutions est un facteur déterminant dans
les propriétés d’adsorption des smectites, d’ou I'importance de la classification décrite ici.
Cependant, la montmorillonite et ’hectorite, dans lesquelles les substitutions ont princi-
palement lieu dans la couche octaédrique, sont les plus répandues dans la nature, et donc
les plus souvent étudiées [54, 55, 58|. Figure 1.4.2

Smectite Diocta¢drique  Smectite Trioctaédrique

Couches |T

= ]l nm 0

A2 pp Mg

2l

Montmorillonite Hectorite

Figure 1.4.2: Structure montmorillonite et hectorite [59].

23



I Partie bibliographique

I.4.1 Capacité d’échange cationique

Les substitutions isomorphiques , résultant du remplacement des cations métalliques par
des cations de méme taille mais de charge inférieure sont & ’origine d’un déficit de charges
positives du feuillet [58, 60, 61]. La charge négative portée par le feuillet est couramment
notée charge structurale permanente et se situe aux alentours de 7.1073¢/A? [62]. D’autres
facteurs interviennent dans la formation de la charge de surface : certaines imperfections
au sein du réseau cristallin, la présence de liaison rompues en bordure des particules,
ou celle d’hydroxyles structuraux en surface [54]. En effet, aux bords d'un feuillet, les
valences du silicium et de I'oxygéne en couche tétraédrique d’une part, de 'aluminium et
de 'oxygéne en couche octaédrique, d’autre part, ne sont pas saturées. Pour compenser
ces valences, des molécules d’eau s’hydrolysent et il y a apparition de groupes silanol
(Si-OH) ou aluminol (Al-OH) lesquels, en fonction du pH, peuvent capter ou libérer des
protons. Ces derniers peuvent étre échangés avec d’autres cations. Le nombre et la nature

des charges de bordure de feuillet sont directement liés au pH [62-64].

La charge négative du feuillet est neutralisée par la présence de cations dits compensateurs
dans I'espace interfoliaire. Les cations les plus fréquents sont Ca?t, Mg¢**, KT, Na*t, Li™.
Ces cations peuvent étre soit hydratés soit non hydratés. Dans le cas des smectites ol
les cations compensateurs Ca’** et Nat sont hydratés avec la présence d’un film d’eau
entre les feuillets, on parle de minéraux expansibles ou gonflants. La propriété essentielle
des smectites est donc de se disperser au contact de l’eau pour former des dispersions
plus ou moins stables. Les cations interfoliaires sont en général échangeables par des
cations organiques et minéraux se trouvant dans des solutions mises au contact de ’argile
Figure 1.4.2. Les cations peuvent étre échangés uniquement dans le cas ou ils sont liés,

avec la surfaces interne (espace interfeuillets) ou externe, avec de faibles liaisons.

La Capacité d’Echange Cationique (CEC) définit le nombre de cations monovalents (équi-
valents chimiques) qu’il est possible de substituer aux cations compensateurs pour com-
penser la charge électrique de 100 g de minéral calciné [54]. La CEC, dépend en grande
partie des charges permanentes de ’espéce minérale. Plus la quantité de charge est impor-
tante plus la CEC est grande. Dans le cas de la Montmorillonite, la substitution la plus
fréquente est celle de AI*T par Mg*" dans la couche octaédrique [65]. Pour cette argile,
la distance entre les sites négatifs situés au niveau de la couche octaédrique et le cation
échangeable situé a la surface du feuillet est telle que les forces d’attraction sont faibles.

Des substitutions de Si par Al dans la couche tétraédrique sont également possibles [66]

En résumé, la charge négative des particules argileuses est compensée par 1’adsorption
de cations, essentiellement le sodium et le calcium dans le cas des smectites. Ces contre-
ions sont localisés sur les surfaces externes des particules ainsi qu’entre les feuillets. Ces

cations peuvent étre échangés par d’autres cations présents dans le systéme et on peut
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ainsi définir une capacité d’échange cationique pour un échantillon donné. Cette capacité
d’échange cationique dépendant du pH de la solution, elle est en général mesurée a pH
neutre, ce qui permet une comparaison fiable des différentes données expérimentales. Dans
le cas des montmorillonites, la littérature rapporte des valeurs comprises entre 85 et 160

milliéquivalents pour 100 grammes d’argile [62].

I.4.2 Les argiles organophiles (AO)

L’intérét du traitement organophile est de donner & I'argile une plus grande affinité pour
les milieux organiques. Pour développer des interactions avec les molécules organiques,
la surface de l'argile doit étre modifiée. Pour ce faire, les ions compensateurs doivent
s’échanger avec les cations inorganiques afin de recouvrir la surface minérale de chaines

aliphatiques et de rendre l'argile hydrophobe [65].

[.4.3 Les composés d’intercalation

Plusieurs méthodes ont été utilisées pour modifier les argiles, parmi elles on peut citer :
les méthodes d’échange des ions avec les cations organiques et inorganiques, le greffage
des composés organiques, les réactions avec les acides, les méthodes de polymérisation,
d’hydroxylation et calcination ... etc [58]. La technique qui consiste & échanger les ions
minéraux avec ceux d’alkylammonium est la plus utilisée pour modifier les argile [67].Les
sels d’alkylammonium, sont des tensioactifs cationiques synthétisés par alkylation com-

pléte des amines [67].

La synthése des argiles organophiles est basée sur les réactions entre les minéraux argileux
et les composés organiques. Ces réactions ne peuvent avoir lieu que lorsque les molécules
d’eau entre les feuillets sont remplacées par des molécules polaires |58, 67|. Dans le cas des
smectites, ’adsorption des cations met en jeu différentes interactions chimiques a savoir :
des liaisons hydrogene, des interactions ions-dipodles et des forces de van der Waals. Les
composés hotes peuvent étre intercalés par voie liquide, vapeur ou a l'état solide [58|.
Dans notre cas, nous avons opté pour la voie liquide-liquide car I'argile est totalment
délaminée dans ’eau et forme une suspension stable, ce qui expose la surface aux cations
échangeables et favorise ainsi ’adsorption. Lorsqu’on ajoute les tensioactifs cationiques a
base d’alkylammonium, les cations se libérent et s’échangent avec les cations minéraux en
essayant d’occuper les sites échangeables. La réaction d’échange est donnée par la réaction

chimique suivante

Na©

argile

+ AHT = AHT

argile

+ Nat
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[.4.3.1 Structure des composés intercalés : Selon la charge du feuillet, la CEC
et longueur de la chaine organique, différentes organisations internes des chaines dans
I’espace interfoliaire ont été observées. Il en découle une extension variable de 1’espace

interfoliaire comme le montre la Figure 1.4.3.

Surfactant
chain

Pseudo-trilayer Paraffin structure

d(ooy) = 22.7A djooz) > 23A

Figure 1.4.3: Orientation des ions d’alkylammonium dans I’espace interfeuillet des silicates
Lagaly [68].

I.4.4 La Montmorillonite

La montmorillonite est une smectite dioctahédrique dont la formule idéale pour la demi-

maille est :
Si4 010 (Al?;r_x) Rz—i_)(OH)Q CEQ;, TLHQO

Avec R** constitué principalement par du magnésium et, CE, les cations échangeables,
qui peuvent étre des ions alcalins Na™ ou alcalino-terreux Ca** [55, 65|. Les feuillets de
la montmorillonite ont une grande extension basale de I'ordre du micron comparée a leur

épaisseur d’environ 1nm ce qui leur confére un caractére trés anisotrope.

L’empilement des feuillets forme la particule qui constitue le premier niveau d’organisation
(porosité intraparticulaire). Le nombre de feuillets par particule ainsi que les distributions
de distance séparant les feuillets dépendent de la nature des cations et de 1’électrolyte
entourant la particule. L’association de ces particules peut former un agrégat développant

une porosité interparticulaire (Figure 1.4.4).

En solution aqueuse, les feuillets sont facilement hydratables & une ou plusieurs couches
d’eau selon la nature du cation compensateur, si bien que ’assemblage peut se faire
avec des empilements de feuillets ayant des distances interfoliaires variables selon I'axe z

(phénomeéne d’intercalation) ou conduire dans des conditions données de concentration,
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Figure 1.4.4: Structure de la montmorillonite [59].

de pH et de force ionique du milieu a une exfoliation plus ou moins compléte conduisant

a la formation d’'un gel [65].

1.4.5 La laponite

La Laponite est une smectite trioctaédrique, considérée comme 1’équivalent synthétique
de I'hectorite. Les substitutions dans la couche octaédrique sont essentiellement celles du

magnésium par le litium. La formule idéale de la demi-maille de ’hectorite est la suivante :

R* constitué principalement par du lithium ou par des lacunes et, CE, les cations échan-
geables, qui sont majoritairement des ions de sodium. La laponite est constituée de feuillets
de 30 nm de longueur, alors que les particules d’hectorite sont constituées de lattes avec
une dimension latérale allant de 300 a 1000nm [65]. Elle est donc beaucoup moins aniso-

trope que la laponite et a donné lieu a beaucoup d’études a I’état dispersée |69, 70].

1.4.6 Les argiles organophiles et leur dispersion en milieu organique

Les argiles organophiles ont la propriété de se disperser dans les solvants organiques.
Elles sont généralement préparées par modification chimique des smectites en raison de
leurs valeurs de CEC élevées. La majorité de ces modifications se font par réaction d’une
hectorite ou Montmorillonite avec des tensioactifs cationiques (sels de tetra- ou trialkyl
-ammonium). Le choix du tensioactif dépend de la polarité du solvant. Les propriétés
rhéologiques des dispersions en milieux organiques dépendent du type de I'argile organo-
phile et de I’état de disperion de 'agrégat, de la particule ou du feuillet (exfoliation ou

intercalation) [53].

La rhéologie des suspensions argileuses contenant une concentration relativement élevée

en particules solides ont généralement un comportement Binghamien [71]. Les suspen-
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sions colloidales concentrées présentent plusieurs modes de comportement rhéologiques
dépendant de la nature et de la magnitude des interactions entre particules [72]. Ces in-
teractions dépendent de plusieurs facteurs a savoir : les proprietés physicochimiques des
particules, la nature du milieu|72, 73], la concentration des agents stabilisants |74, 75|
et la température. Lorsque les forces attractives sont dominantes, les particules en sus-
pension s’agglomérent et la suspension devient un fluide non-newtonien, si par contre les
forces répulsives sont importante les particles s’éloignent en formant un réseaux [72]. Ces
suspensions présentent deux propriétés importantes qui posent des problémes théoriques
et pratiques qui sont en lien directe avec la contrainte seuil et la thixotropie |72, 76, 77|
. Le comportement rhéologique est régie par 1’évolution de la microstructure induite et
par conséquent par la compétition entre rupture sous cisaillement et le developpement

des liaisons entre particules au repos.

1.5 Les émulsions

Une émulsion peut étre définie comme un systéme opaque, hétérogéne composé de deux
phases non miscibles (Eau, Huile), dont 1'une est dispersée dans I’autre sous formes de

gouttelettes. Il existe deux types d’émulsions [78§] :

e émulsion directe huile dans 'eau (H/E) ;

e émulsion inverse de type eau dans 'huile (E/H).

L’obtention de I'une ou de 'autre dépend de nombreux facteurs, dont le type de tensio-
actif, la distribution de la taille des gouttelettes, la présence de deux liquides immiscibles
et agitation mécanique |79, 80|. Les émulsions sont des systémes thermodynamiquement
instables, qui évoluent vers un état d’équilibre qui correspond a la séparation des deux
phases. Ces émulsions peuvent étre stabilisées par addition de particules solides, de po-

lyméres ou encore de tensioactifs qui vont se placer a l'interface entre les deux phases
[79, 81-83].

I.5.1 Types de tensioactifs utilisés dans les fluides de forage

Un tensioactif ou agent de surface est un composé qui modifie la tension superficielle entre
deux surfaces. Les tensioactifs se composent d’une téte polaire hydrophile soluble dans
I’eau et d’une queue hydrophobe composée d’une chaine carbonée ayant une affinité pour
les huiles (Figure 1.5.1). La partie apolaire est constituée par une ou plusieurs chaines

hydrocarbonées linéaires ou ramifiées qui varie avec le nombre d’atomes de carbone. Par
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contre la partie hydrophile est composée de divers groupements polaires ioniques ou non

ioniques [84].

Partie apolaire Partie polaire

Figure 1.5.1: Structure d’un agent de surface.

Les tensioactifs sont classés en plusieurs types, nous nous intéressons uniquement a ceux

utilisés dans les fluides de forage. Selon la nature hydrophilique du groupe on peut citer

84, 85 :

e les tensioactifs anioniques, composés d’une téte polaire chargée négativement, par exemple,
les alkyl benzéne de sulfonates (RC6H4S0O3 Na+), les savons (RCOO- Na+), les car-
boxylates, les sulfates ou sulfonétes ou phosphate

e Les tensioactifs cationiques
ils sont constitués par une téte polaire chargée positivement. On peut citer par exemple :

les sels d’amines a longues chaines (RNH3CI-), et les chlorures d’ammonium quaternaire
[RN(CH3)3Cl-].

Hydrophobe Hydrophile
Q Anionique (Phsphates, Sulphonate, sulfates ...)

O Cation (Ammonium quaternaire)

0 o Amphotére (Bétaine)

Non ionique (Ethoxylates)

Figure 1.5.2: Différentes classes de tensioactifs.

1.5.1.1 Caractéristiques des tensioactifs Les propriétés des tensioactifs sont dues
a leur structure amphiphile. Cette structure leur confére une affinité particuliére pour les
interfaces de type huile/eau et eau/huile et donc, par 14 méme, leur donne la capacité
d’abaisser ’énergie libre de ces interfaces. Ce phénomeéne est a la base de la stabilisation

de systémes dispersés [85].
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e Adsorption aux interfaces
La dispersion de deux phases liquide-gaz ou liquide-liquide non miscibles favorise le dé-
veloppement d’une région intermédiaire connue sous le nom d’interface entre les deux
phases. Cette interface est associée avec une forte énergie libre qui maintienne la sépara-
tion des deux phases. La diminution de cette énergie peut étre obtenue par adsorption
de tensioactifs a l'interface diminuant ainsi la tension interfaciale [86]. Les tensioac-
tifs caractérisés par deux parties I'une hydrophile, I’autre hydrophobe, ont tendance
a s’orienter et se concentrer a l'interface pour privilégier les forces d’attraction entre
la partie hydrophile et I'eau d’'une part et la partie hydrophobe et la phase huileuse
d’autre part. Lorsque l'interface est saturée en tensioactif, la tension inter-faciale de-
vient minimale et la concentration correspondante en tensioactif est dite concentration
micellaire critique (CMC) Figure 1.5.3.

e Auto-agrégation ou micellisation
La présence de tensioactifs dans un milieu aqueux est comparable a celle des électrolytes.
Pour des concentrations élevées, les molécules de tensioactifs s’organisent sous forme
d’agrégats en formant des micelles, dans lesquelles la partie hydrophobe s’oriente vers
I'intérieur constituant ainsi le coeur de la micelle tandis que la partie hydrophile se met

en contact avec la phase aqueuse Figure 1.5.3.

Figure 1.5.3: Gouttelette d’eau stabilisée par un tensioactif dans la phase continue de

I'huile .

1.5.2 Stabilisation des émulsions par les tensioactifs

Une émulsion est fondamentalement un systéme non stable, une bonne formulation consiste
a chercher & minimiser les facteurs de déstabilisation en jouant sur plusieurs facteurs fonda-
mentaux parmi lesquels, le rapport volumique eau/huile, la concentration en tensioactifs,
en polymeére et la température [87]. Ainsi, la préparation et la stabilisation d’une émul-

sion peuvent étre réalisées par une agitation mécanique en présence de tensioactifs ou de
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polyméres qui tendent a s’adsorber & l'interface entre les gouttelettes en réduisant ainsi
I'énergie interfaciale pour éviter le phénomeéne de coalescence [44, 88|. D’autres techniques
ont montré que la stabilité d’'une émulsion peut étre obtenue par dispersion de particules
solides qui vont jouer le role de barriére a I'interface eau/huile sous forme de couche dense
qui empéche les phénomenes de floculation et de coalescence par effet stérique [88|.

Cependant ces techniques utilisées pour stabiliser les émulsions peuvent, si elles sont mal
controlées, engendrer la floculation des gouttes (attachement des chaines polyméres ou

des particules chargées) et donc augmenter considérablement la vitesse de sédimentation.

I.6 Les fluides de forage de type émulsion inverse

Ce sont des fluides a base d’huile dont la phase continue est une huile minérale (pétrole
brut, fuel, gasoil,...) et la phase dispersée est de ’eau. Par définition les fluides de forage a
base d’huile contenant plus de 5% d’eau sont appelés boues de forage en émulsion inverse,
avec moins de 5% d’eau, on a les boues a 'huile (IDF, 1988). Ces fluides sont souvent dési-
gnés par l'abréviation OBM (Oil-Based Muds). La phase continue la plus utilisée jusqu’a
ces derniéres années était le gasoil, mais actuellement la législation relative a la protection
de I'environnement impose 1'utilisation d’huiles minérales ou synthétiques ne contenant
plus de composés aromatiques [3, 39]. Des agents émulsifiants et mouillants sont alors uti-
lisés pour favoriser la stabilité de I’émulsion. Les propriétés rhéologiques (thixotropie) de
cette émulsion sont ajustées par I’addition d’agents viscosifiants, généralement des argiles
organophiles [84]. Les formulations peuvent contenir également des agents réducteurs de
filtrat (composés asphalténiques et polymeéres) et d’autres additifs spéciaux [49]. 11 faut
signaler qu’aujourd’hui la plupart des travaux de recherche portent sur 'amélioration des
boues inverses synthétiques, en raison de leurs avantages économiques et environnemen-

taux, comparativement aux fluides classiques & base de gasoil.

I.6.1 Rhéologie des fluides de forage

La rhéologie est une science utilisée actuellement dans diverses applications dans le do-
maine industriel tels que l'industrie agro-alimentaire, en cosmétique, en génie civil et
dans 'industrie pétroliére. C’est une science qui consiste & exprimer la relation entre les
vitesses de cisaillement et les contraintes de déformations appliquées a divers matériaux.
Cette relation peut étre linéaire on non linéaire lorsque la viscosité dépend de la vitesse
de cisaillement. C’est le cas des fluides de forage qui sont des fluides complexes dont le
comportement rhéologique est non newtonien [89]. En raison de I'importance de cette

discipline dans le domaine des fluides de forage, il est utile de présenter les grandeurs
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fondamentales de la rhéologie en citant quelques modeéles les plus couramment utilisés
[3, 47, 51].

[.6.1.1 La viscosité

C’est une caractéristique de la matiére, quel que soit son état physique : gazeux, liquide ou
a la limite solide, sans oublier tous les états polyphasiques. Elle intervient fréquemment
dans les équations de la mécanique des fluides. Elle traduit la résistance d’un fluide a
I’écoulement et elle exprime les forces attractives existant entre les molécules de la boue,
ce sont les contraintes de cisaillement (7). Lorsque le fluide est soumis a I’écoulement, les
forces appliquées sont appelées force de cisaillement (). L’équation rhéologique générale

pour un fluide newtonien s’écrit :

T=1%7 (1)

Ou:

7 : La contrainte de cisaillement en (Pa).
7 : La déformation (s71).

7 : la viscosité Pa.s.

Pour les fluides newtoniens, la viscosité reste constante durant la phase de test(Figure 1.6.1).

Pour les fluides non newtoniens, la viscosité varie pour des vitesses de cisaillement constantes

et I’écoulement est caractérisé généralement par un modeéle en loi de puissance donnée par
Ostwald (1925) [76, 90] tel que :

T=KAn" (2)

K et n sont des caractéristiques du matériau.

Ce type de fluide est caractérisé par ’existence d’une contrainte seuil d’écoulement 7., le
matériau se comporte comme un fluide pour une contrainte supérieure a 7, , alors qu’avec
une contrainte inférieure a (7,), il se comporte comme un solide. Il existe différents modeéles

dépendant de la contrainte seuil, les plus couramments utilisés sont :

le Modéle de Bingham
T = To + Tp1Y (3)

le Modéle de Casson :
VT =T+ VB (4)
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le Modéle de Herschel-Bulkley :

T=1s + K4" (5)

Ou :

T, est la contrainte seuil

np est la viscosité plastique

K, B,n : Paramétres intrinséques du matériau.

Ces fluides sont soit plastiques (dit de Bengham), dilatants et pseudo-plastiques, la vis-
cosité varie en fonction de la contrainte imposée (Figure 1.6.1). Le comportement sous
écoulement est obtenu grace a des rhéomeétres de type Couette, Fann et autres. En pra-
tique, deux mesures sont nécessaires pour évaluer la viscosité : une viscosité apparente

(VA) et une viscosité plastique (VP) liée a la taille des particules et a leur forme.

Va = Leoo/2
Vp = Leoo — Lsoo

Plastique

Pseudo-plastique
Dillatant

Newtonien

o(Pa.s)

Y(s7)
Figure 1.6.1: Différent types de comportement thixotropiques pour les suspensions, |57, 91].

Au cours du forage, il est parfois nécessaire de maintenir la viscosité dans 'intervalle qui
convient aux conditions de forage telles que pression, température, nature de la formation

traversée [33].

1.6.1.2 Rhéologie des dispersions d’AO
En contraste avec des dispersions des AQO, les propriétés de gonflement des argiles inorga-

niques sont largement étudiées dans la litérature du point de vue rhéologique et structural
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[92]. 11 a été établi que les dispersions des minéraux argileux dépendent de leurs concentra-
tion massique dans I’eau, du pH et de la force ionique. Ces facteurs permettent de modifier
I'intéraction électrostatique a l'interface et affectent ainsi la stabilité et la structure des
minéraux argileux dans le solvant [92] et par conséquent la viscosité. Lorsque la quantité
d’argile augmente, un comportement thixotropique est observé avec 0.2% d’argile et un
comportement gel apparait a 1% d’argile [93], ces dispersions présentent une contrainte

seuil d’écoulement.

Les AO sont prépareés a partir de la modification des smectites. Ces argiles sont composées
par 'empilement des feuillets aluminosilicatés intercalés par des molécules de tensioactifs.
Les propriétés rhéologiques des dispersions a base d’AO dans les solvants organiques

dépendent de I'état de dispersion a ’échelle de la particule ou bien a celle du feuillet [53].

1.6.1.3 Rhéologie des émulsions Les émulsions direct H/E sont les plus étudiées
dans la litérature. Plusieurs études ont montré que les propriétés rhéologiques de ces

émulsions sont influencées par :

i) rapport de la phase organique/acqueuse i) tensioactifs ajoutés comme émulsifiants

ii1) taille des goutelettes iv) déformation des goutelettes sous écoulement, [89, 94, 95].

Ces émulsions évoluent d'un comportement Newtonnien (Viscosité indépendante du ci-
saillement) & un comportement non-Newtonnien lorsque la fraction volumétrique aug-
mente, [53]. Le comportement non-Newtonnien est caractérisé par une chute importante
de la viscosité au dessus d’une valeur de la contrainte de cisaillement connu sous le nom de
contrainte seuil (yield stress). La viscosité d’une émulsion diminue lorsque la distribution
de la taille des goutelettes est grande, mais cet effet est moins prononcé lorsque la taille
des goutelettes est petite. A la méme fraction volumique, la viscosité et la contrainte seuil

augmentent lorsque la taille des goutelettes diminue [89, 94].

Pour des émulsions diluées, la viscosité est moins sensible a la taille des goutelettes. L’évo-
lution de la viscosité sous écoulement dépend du comportement des goutelettes. Le com-
portement des émulsions Newtonien apparait au-dela d'un cisaillement critique lorsque
la déformation sous écoulement suivi par I’éclatement des goutelettes d’eau ou d’huile
est observé [94]. Généralement, une émulsion est caractérisée par un nombre capillaire
sans dimension exprimant le ratio entre la compétition des contraintes de cisaillement (de
déformation) et les contraintes interfaciales. Le nombre capillaire (Ca) est donnée par la

formule suivante :

Ca=""p (7)

g

Ca, et par conséquent 'aptitude a ’allongement dans la direction d’écoulement, augmente
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avec la viscosité (1) de la phase continue, avec la vitesse de cisaillement ¥ et aussi avec la
taille des goutelettes (R). Ce nombre diminue, par contre, lorsque la tension interfaciale des
goutelettes augmente, [89] La tension interfaciale augmente avec 1’addition du surfactant
ce qui conduit & la stabilisation de l'interface et au maintien de la forme sphérique des

goutelettes.

Les émulsions sont trés utilisées dans différents domaines industriels et sont étudiées minu-
cieusement du fait que les propriétés finales et ’aspect économique d’un processus dépend
largement de la rhéologie de I’émulsion. Dans le domaine pétrolier, ces émulsions concen-
trées ont généralement le comportement d’un fluide visqueux & seuil d’écoulement qui est
fonction de la dimension des gouttelettes formées [44, 96-99|. Leur comportement est re-
présenté par un modeéle d’écoulement de type Herschel-Bulkley. Ces émulsions concentrées
sont du fait de leur formulation soumises la plupart du temps au phénomeéne de floculation
des gouttes. Les systémes de gouttes ainsi formés sont alors susceptibles d’étre brisés sous
cisaillement ce qui explique la partie rhéofluidifiante de leur comportement rhéologique
[44].

La rhéologie des suspensions argileuses contenant une concentration relativement élevée
en particules solides est décrite par un comportement binghamien [71]. Les suspensions
colloidales concentrées de particules présentent plusieurs modes de comportement rhéolo-
giques dépendant de la nature et de la magnitude des interactions entre particules [100].
Ces interactions dépendent de plusieurs facteurs a savoir : les proprietés physicochimiques
des particules, la nature du milieu |72, 73], la concentration des agents stabilisants |74, 75]
et la température. Lorsque les forces attractives sont dominantes, les particules en suspen-
sion s’agglomeérent et la suspension devient ainsi un fluide non-newtonien, si par contre
les forces répulsives sont importantes les particules s’éloignent en formant un réseaux
[72]|. Ces suspensions présentent deux propriétés importantes qui posent des problémes
théoriques et pratiques qui sont en lien direct avec la contrainte seuil et la thixotropoie
[72, 76, 77]. Le comportement rhéologique est régi par I’évolution de la micro-structure
induite et par conséquent par la compétition entre rupture sous cisaillement et build-up

au repos.

Les fluides de forage qu’ils soient émulsion, suspensions ou mousses doivent étre thixo-
tropes et présenter un caractére rhéofluidifiant [33, 101-103|. Dans les fluides de forage,
le paramétre fondamental & mesurer est la viscosité qui mesure la résistance de la matiére
aux forces de déformations. Les fluides de forage a viscosité élevée et a forte vitesse de
cisaillement ont tendance a présenter une meilleure rétention des débris (cuttings). L’eau
ou d’autres additifs sont ajoutés pour diminuer la viscosité. [51]. Aprés agitation de la
boue, la contrainte seuil et la viscosité plastique vont diminuer mais la boue reviendra a
son état initial au repos. Aprés agitation, le fluide présente un comportement représenté

par la courbe (2), aprés un temps de repos la courbe (1) est obtenue. Les fluides de forage
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(suspensions) sont trés sensibles aux cisaillements. Si la vitesse de cisaillement augmente
dans le temps puis diminue immédiatement, la contrainte enregistrée pour chaque cisaille-
ment sera inférieure et une courbe "boucle d’hystérésis" d’hystérésis fermée est obtenue
courbe (3) [57, 76].

>

Figure 1.6.2: Différent types de comportement thixotropiques pour les suspensions,|[57] .

I1.6.2 Autres caractéristiques physico-chimiques des boues de forage

Le controle et la caractérisation des boues de forage sont réalisés selon des normes pré-
cises éditées par PAPI (API 13A, 2004). Les tests relatifs a ’étude des caractéristiques
des fluides de forage sont généralement basés sur quatre paramétres : densité, viscosité,
filtrat et réactivité. Les spécialistes du forage pétrolier dans le domaine de fluides de fo-
rage réalisent un certain nombre de tests afin de déterminer les propriétés rhéologiques de
ces fluides et de faire quelques traitements selon les exigences si nécessaire en se basant
sur les normes standards de ’API. Parmi les propriétés rhéologiques des fluides de forage
on peut citer : la viscosité, la densité, les propriétés de gel et la filtration. Certaines me-
sures sont réalisées systématiquement sur tous les forages (viscosité, densité, filtration) et
d’autres en fonction des besoins (taux de gaz, alcalinité)[33, 39, 104]. A partir des mesures
réalisées et des connaissances acquises, on ajuste si nécessaire la composition de la boue
en temps réel en ajoutant certains produits ou en reformulant la boue. Historiquement,
face aux problémes majeurs rencontrés dans les premiers forages, la densité est le premier

parameétre fondamental pour la caractérisation des fluides de forage.

1.6.2.1 La densité La densité est un paramétre important des boues de forage. Elle
doit étre suffisamment élevée pour contrebalancer la pression exercée par les venues d’eau,

d’huile et de gaz et par conséquent les éruptions. Cependant elle ne doit pas dépasser la
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limite de résistance des parois du puits (formations traversées) pour ne pas les fracturer,
ce qui provoquerait une perte de boue au cours de la circulation. Pour 1’alourdissement
de la boue, la barite (BaSO,) et le carbonate de calcium CaCO; ont été utilisés dés 1922.

Cette propriété peut affecter le taux d’avancement des travaux de forage (ROP).

1.6.2.2 Comportement de thixotropie Les fluides thixotropes ont une viscosité
qui évolue au cours du temps. Ce phénoméne apparait aux faibles vitesses de cisaillement
ou pendant 'arrét des travaux de forage. La thixotropie est évaluée généralement par
les équations de Bingham ou les lois en puissance. Lorsque ces fluides sont soumis a des
forces de cisaillement, la structure de gel développée par les forces d’attraction entre les
particules est rompue et le fluide devient liquide, alors qu’ils se restructurent au repos et

un comportement viscoplastique apparait [105, 106].

1.6.2.3 La contrainte seuil Cette propriété mesure la résistance interne du fluide a
I’écoulement initial. Cette résistance est crée par des forces électriques entre les particules
colloidales et elle dépend du type, de la taille et de la quantité des particules. La contrainte
seuil est une propriété importante qui conditionne 'efficacité de la boue a faire remonter
en surface les débris forés au fonds avant qu’ils soient dispersés dans la boue, et de la

quantité et du type des matériaux ajoutés a la boue [46, 49].

Elle est évaluée par la formule suivante :

YP=Lgo—VP=(VA-VP)«2

1.6.2.4 Le gel Cette propriété mesure les forces électriques attractives entre les parti-
cules dans le fluide de forage sous conditions statiques, elle est évaluée a deux temps 10 s
et 10 min sous les conditions spécifiées par ’API [46, 49|. Le gel doit étre maintenu dans

un intervalle favorable pour les raisons suivantes :

e Pour de faibles valeurs de gel, la boue de forage ne peut pas maintenir en suspension
les débris, ce qui nécessite 'ajout d’autres additifs qui vont rendre la boue encore plus
chere.

e Pour des valeurs élevées du gel une forte pression est nécessaire pour faire écouler la

boue, ce qui peut engendrer des fractures au niveau des formations fragiles

1.6.2.5 La filtration des fluides La filtration est un phénomeéne qui a été largement
discuté depuis le début des années 1930. L’ampleur de la filtration au cours des opéra-

tions de forage est liée directement au taux d’avancement, & la nature de la formation, a
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I’endommagement de la formation dans les réservoirs sensibles a I’eau et a la différence de
pression entre le fluide et la formation traversée. Deux types de filtration sont envisagés
durant les opérations de forage & savoir : une filtration statique et une autre dynamique.
Cette derniére a lieu lorsque la boue de forage est en circulation tandis que la filtration
statique envahit les formations perméables en traversant un filtre cake. L’invasion des
fluides de forage dans les formations traversées peut influer négativement sur la stabilité
des parois du forage, I’avancement de 1’outil de forage, le coincement de la garniture par
pression différentielle et 'endommagement de la formation réservoir en réduisant sa per-
méabilité ce qui influe considérablement sur la productivité du point de vue économique
[39]. Les propriétés de filtration doivent étre controlées par des tests selon les normes
standard de I’API qui consistent & mesurer la filtration en régime statique en utilisant un

filtre presse sous hautes température et pression |33, 46, 47, 49].

1.6.3 Rhéomeétrie et principe de fonctionnement :

Les appareils utilisés pour réaliser des mesures rhéologiques sont nombreux, dans notre
cas nous nous intéressons uniquement aux écoulements de cisaillement simple qui se rap-
portent a la cellule de cisaillement de géométrie entre deux cylindres coaxiaux et qui est

appelée géométrie ou cellule de Couette.

va\va

Figure 1.6.3: Rhéométre de type Couette

Le fluide est introduit entre deux cylindres coaxiaux de rayon R; et R, et de hauteur h
selon la figurel.6.3. Le mouvement laminaire de cisaillement est obtenu en communiquant
a I'un des cylindres un mouvement de rotation uniforme de vitesse angulaire wy et 'autre

cylindre deumeurant immobile.
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1.7 Endommagement et modélisation

Dans le domaine du Reservoir Engineering, I'’endommagement de la Formation est un
concept générique traduisant des variations indésirables de la perméabilité de la roche
réservoir par divers mécanismes adverses. Il s’agit d’un probléme qui peut survenir du-
rant les différentes phases de I'exploitation d’un gisement de pétrole ou de gaz, allant
du forage jusqu’a la production [107]|. L’évaluation de I'endommagement de la forma-
tion, son controle et sa remédiation figurent donc parmi les questions qu’il faut résoudre
pour assurer une exploitation pétroliére efficiente. Les causes d’endommagement sont
trés nombreuses et plusieurs facteurs peuvent les déclencher. Parmi ces facteurs, citons
les phénomeénes physico-chimiques, chimiques, biologiques, hydrodynamiques, les interac-
tions fluide-particules a I'intérieur de la roche et de la déformation de celle-ci en raison des
contraintes et des forces de cisaillement du fluide [108-110]. Normalement, les fines par-
ticules minérales faiblement liées a la surface des pores sont en équilibre avec les fluides a
I'intérieur des pores. Lorsque cet équilibre est rompu a la suite de variations de la compo-
sition chimique, de chocs thermiques, les particules peuvent se détacher et conduire a des
phénomeénes de précipitation. De méme, lorsque les conditions d’équilibre existant entre la
surface des pores de la roche et du fluide & I'intérieur des pores sont modifiées comme c’est
le cas durant les opérations de récupération primaire ou assistée, les particules minérales
peuvent se dissoudre et passer dans la phase fluide sous formes d’ions. C’est précisément
les interactions nombreuses qu’il peut y avoir entre ces ions et les particules a l'intérieur
des pores qui peuvent conduire a de sévéres problémes d’endommagement de la roche.

Les indicateurs de 'endommagement de la formation sont une altération (diminution) de

" n

la perméabilité, un endommagement du " skin " et une diminution de la productivité du
puit. Les phénoménes d’endommagement ne sont pas nécessairement réversibles et ce qui
peut entrer dans un milieu poreux n’en ressort pas nécessairement [110]|. Porter [111] a

" reverse funnel effect " (goulot d’étranglement inversé). Par

qualifié ce phénoméne de '
conséquent, il est beaucoup plus avantageux de chercher & éviter les phénomeénes d’en-
dommagement qu’a devoir les réparer. Un bon modéle de simulation de I’endommagement
associé a une batterie de tests laboratoire judicieusement planifiés et a des tests sur chan-
tier peuvent servir de guide pour développer une stratégie visant a éviter, sinon, a réduire
I’endommagement.

Les phénoménes d’endommagement de la roche réservoir sont toujours accompagnés d’une
perte de productivité du puits de pétrole ou de gaz. Par conséquent, il est essentiel de
développer des méthodes expérimentales et analytiques pour comprendre et prévenir ou
du moins contréler ces phénomeénes. De gros efforts de recherche sont nécessaires pour
parvenir a développer des modéles fiables & méme de prédire I’endommagement. Ces mo-
déles doivent étre précédés d’expérimentations en laboratoire afin d’acquérir une meilleure

compréhension des mécanismes physiques conduisant a I’endommagement de la formation.
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Ces modéles doivent étre accompagnés de tests sur site afin de vérifier la validité du mo-
dele. Ce n’est qu'une fois cette étape de validation accomplie que 1'on peut véritablement
utiliser ces modéles pour simuler correctement ’endommagement de la formation et aussi
pour prendre des mesures efficaces pour minimiser I’endommagement. Les modéles cou-
rants tiennent rarement compte de l'altération des caractéristiques de la roche réservoir
durant les opérations de production. En réalité celles-ci varient et la prise en compte de
ces variations apporterait beaucoup plus de précision pour la prédiction des performances
futures. Il n’en demeure pas moins que c’est une tache d’une grande complexité qui sup-
pose une parfaite connaissance des interactions roche/fluide/particules en suspension et
des mécanismes de déformation de la roche au cours des opérations. Ainsi, comme le défi-
nit Civan [110] un modéle d’endommagement de la formation est une relation dynamique
complexe traduisant les phénoménes de transport dans un milieu poreux en train de subir
de multiples altérations. C’est pour cette raison que les modeéles d’endommagement exis-
tants ne sont pas applicables dans toutes les situations et qu’il faut encore tenir compte
d’une dose d’empirisme et d’intuition acquises a l'issue d’observations expérimentales in

situ.

1.7.1 Les mécanismes de '’endommagement

L’endommagement est causé par différents phénomeénes a savoir [108, 109, 112-114] :

o Effets mécaniques : tel que mobilité des fines, invasion des solides, formations émulsion-
nées, etc...
e Effets chimiques : gonflement des argiles, déflocculation des argiles, précipitation des

solides, boues acidifiques, adsorption chimique, I’altération de la mobilité.

1.7.1.1 Endommagement mécanique Les mécanismes d’endommagement méca-
nique sont direct sans intéractions chimiques entre les équipements et le fluide utilisé
pour achever les travaux de forage, de completion ou de stimulation d'un forage. Parmi

ces effets on peut citer :

I1.7.1.1.1 Migration des fines

Il s’agit du mouvement des particules naturelles existant dans le systéme poreux suite
aux forces de cisaillement considérablement élevées appliquées par le fluide de forage. Ces
particules sont représentées par des argiles non cimenté tel que : kaolinite, illite et quelques
minéraux (quartz, micas, anhydre...etc). Généralement, la migration des fines tend a étre
davantage un probléme dans les formations clastiques & cause de la forte concentration

des matériaux potentiellement transportables comme les argiles. La migration des fines
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est généralement visible lorsque la phase mouillante du réservoir est en mouvement. Par
exemple dans les formations fortement mouillante & ’eau, qui sont & la saturation en
eau irréductible, la production de I'huile ou du gaz peut atteindre un haut niveau dont
I'influence des particules est minimale ou méme nul. Ceci est due en fait a I'inexistance des
forces pour la migration physique puisque la phase encapsulant les particles est en statique.
Ce n’est que lorsque la phase mouillante augmente au point ou la mobilité se produit que
la migration des fines devient alors problématique. Si par contre le formation n’est pas
mouillée & I’eau, le probléme de migration des fines peut apparaitre immédiatement sur la
formation productrice. Les réservoirs qui présentent des problémes de migration des fines
peuvent étre traités soit en réduisant le taux de production, la completion en forage ouvert,
puits hroizontaux, soit en générant des fractures pour réduire la vitesse interstitielle soit
en ajoutant des stabilisateurs chimiques qui s’adhérent aux particules d’argiles situées a

la surface des pores réduisant ainsi leur mobilité.

1.7.1.1.2 Entrainement des solides externes :

Ce probléme est lié & 'invasion des particules qui sont en suspension dans les fluides de
forage ou autre fluide pouvant étre injectés ou exposé a la matrice des roches autour du
puits. Ces particules peuvent étre soit des agents alourdissants, des agents de controle de
la perte des fluides, des agents de pontage, matériaux de perte de circulation et des solides

générés par les débris forés.

I.7.1.1.3 Problémes de piégeage et de blockage

Ils sont liés aux effets négatifs de la pression capillaire et de la perméabilité relative.
La base de la phase de piégeage est I'augmentation transitoire ou permanente en fluide
saturé (eau, gaz ou hydrocarbure) dans le systéme poreux autour du puits engendrant ainsi
une rédustion de la perméabilité relative de la phase qu’on souhaite produire. Plusieurs

circonstances peuvent provoquer la phase de piégeage :

e Invasion des fluides a base d’eau/filtrat dans les régions de faible saturation en eau.
Certains réservoirs d’huile et de gaz de faible perméabilité présentent cette tendance.

e Invasion des fluides & base d’huile/filtrat dans des zones a faible saturation en huile.

e Production des gaz condensés a une pression au dessous du point de rosée qui s’accu-

mulent.

I1.7.1.1.4 Glazing/Mashing

Ce phénoméne est lié directement a 'endommagement des parois du puits par 'action de
I'outil de forage (bit) sur la formation. Il provoque le collage des particules fines et des
déblais (cuttings) sur les parois du puits. Ce phénomeéne est minimisé par une lubrification

convenable de I'outil de forage. Le Mashing est réduit par le bon nettoyage du puit.
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1.7.1.1.5 Contraintes géomécaniques

La création des espaces vides dans la matrice du réservoir par le processus de forage, crée
en général un régime de contrainte géomécanique dans la région proche du puits. Bien
que cette zone soit généralement assez petite selon l'orientation du puits et le champ de
contraintes du réservoir, des forces en traction ou compression peuvent étre induites, ce
qui peut entrainer un changement de la géométrie des pores ainsi que de la perméabilité

autour du puits.

1.7.1.2 Meécanismes d’endommagement chimiques : Cet endommagement est lié
soit a l'intéraction entre les fluides externes et la formation, soit a l'intéraction entre les

fluides de la formation et ceux externes. Parmi ces effets, on peut citer :

[.7.1.2.1 Gonflement des argiles

C’est un mécanisme classique de 'endommagement de la fomation qui implique l'intérac-
tion et I'hydratation des matériaux hydrophiles (exp :la bentonite) par I’eau fraiche ou
I'eau a faible salinité. L’expansion de ces argiles peut conduire a une sévére réduction de

la perméabilité.

1.7.1.2.2 Deéfloculation des argiles
La défloculation des argiles est entrainée par les forces de répulsions électrostatiques. Un
choc d’une salinité rapide ou une transition rapide du pH peuvent entrainer la déflocula-

tion.

1.7.1.2.3 adsorption chimique
Des polymeéres ou des matériaux alourdissants présents dans les fluides peuvent s’adsorber
a la surface de la formation matrice et sur les argiles et, en raison de leur taille importante,

conduire a la diminution de la taille des canaux d’écoulement, donc de la perméabilité.

1.7.1.2.4 Dissolution de la formation
Certains composés de la formation (halite, différents schistes, anhydre etc...) peuvent se

solubiliser dans les fluides de forage.

1.7.1.2.5 Formation d’émulsions

Les émulsions peuvent se former au cours des opérations de forage.Le probléme type lié a
ces émulions est la phase acqueuse interne dans laquelle des petites gouttelettes d’eau sont
dispersées dans la pahse continue huileuse. Ces émulsions peuvent présenter une viscosité

élevée qui conduira & une chute de la perméabilité "blockage des émulsions".
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1.7.1.2.6 Altération de la mouillabilité

Plusieurs additifs des fluides de forage, en particulier les tensioactifs, les agents anti mous-
sants, les inhibiteurs de corrosion ont une tendance & s’adsorber sur la roche, la ren-
dant ainsi mouillable par ’huile dans la région du réservoir ou ils s’infiltrent. Les roches
mouillées a I'’eau ont une tendance & avoir une assez faible perméabilité relative ce qui est
du aux forces de friction associées a la mobilité de la phase aqueuse, ce qui va entrainer

une perméabilité relative et une mobilité de ’eau plus élevées.

1.7.1.3 Autres facteurs

D’autres facteurs biologiques ou thermiques peuvent favoriser 'endommagement. Ainsi,
le développement de bactéries peut conduire a la corrosion de 'outil de forage, rendre
le fluide toxique et colmater les pores. Les opérations d’injection a température élevée
peuvent engendrer la transformation des minéraux comme certains types d’argiles au des-
sus de 90°C ce qui conduit & une déshydratation, un gonflement et une dégradation qui

réduisent la perméabilité [115].

1.7.2 Evaluation de ’endommagement

L’endommagement de la formation peut étre évité par une bonne compréhension des
conditions de forage en ayant des informations sur les données du champ, en prenant
et en analysant des échantillons de fluide de forage et des carottes et en effectuant des

mesures des propriétés suivantes [110] :

e Mouillabilité ;

e Pression capillaire ;

e Saturation en fluides irréductible ;

e Perméabilité relative;

e Composition de la formation et en particulier la teneur en argile ;
e Distribution et taille des pores;

e Invasion de fluides (tests sur la perméabilité retournée) ;

e Tests de filtration ...

I.7.2.1 Le facteur de skin (skin factor) Le facteur de skin est un parameétre sans
dimension reliant le rayon apparent r,, et le rayon effectif r4 du trou de forage (wellbore)

selon les paramétres de la région d’endommagement (Figure 1.7.1)
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Mondamaged
formation

Damaged
farmation

Figure 1.7.1: Représentation schématique de la zone endommagée au voisinage du trou de
forage [110, 116].

La relation qui lie ces deux rayons est la suivante :

(rw)apparent - e_s(rw)effectif (8)

Ot s, le facteur de skin est un parameétre adimentionnel qui rend compte de la magnitude et
de I'étendue de I'endommagement dans la région voisine du trou de forage. Dans ['analyse
du réservoir et dans les interprétations des tests du puit, le concept de "skin factor" est
le plus souvent préféré en raison de sa simplicité et d’autres considérations pratiques.
Ainsi, beaucoup d’efforts ont été fait en vue d’exprimer ce parameétre d’apreés les solutions
analytiques de modéles simplifiés reliant les débits d’écoulement aux conditions de la
formation et du fluide. Le facteur de skin est utilisé généralement pour caractériser la
zone productrice autour du puits. En fait, le skin traduit une multitude de variables. En
général, tout phénomeéne provoquant une déformation des lignes d’écoulements peut se

traduire par un changement du facteur skin.

Le facteur de skin traduit la différence de perte de charge qui existe aux abords du puits.
En général, tout phénomeéne causant la déformation des lignes d’écoulement & partir de
la normale vers la direction du puits engendre un skin positif. Un skin négatif indique
une chute de pression dans les formations autour du puits. A titre indicatif, les différents

types de skin sont donnés sur la Figure 1.7.2.

Comme mentionné plus haut, le facteur de skin est un paramétre adimensionnel qui ca-
ractérise 1'état du puits. Selon L.K.Thomas [117], le skin peut étre considéré comme un
ensemble de skins : skin de perforation, skin de la zone endommagée et skin de la zone
effondrée entourant le forage [109, 118, 119].

S:Sp+Sd+Sdp
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|
|

Figure 1.7.2: Différents types de Skin.

Le skin de perforation (S,) est généralement faible. Les valeurs de ce type de skin sont
introduites en fonction de la fréquence de perforation, du diamétre, de la longueur et de

I’angle de phase.

Le skin résultant de la circulation du fluide de forage (S4) est estimé en fonction du rayon

et de la perméabilité de la zone endommagée selon 1’équation suivante :
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Le skin pour la zone effondrée et compactée (Sg,) est donné par la formule suivante :

()~ ) (10

Lyn, Tp

Sap =

1.7.2.2 Chute de la perméabilité Ce phénoméne est due aux mécanismes de pié-
geage de la phase acqueuse dans les réservoirs pétrolier ou gazier. Dans cette situation,
une quantité subtantielle du fluide de forage a base d’eau envahit la zone proche du forage.
Ceci a un effet négatif qui se traduit par une réduction significative de la perméabilité
relative apparente de ’huile [109].

Selon Civan [110], La variation relative de la perméabilité (RCP, Relative Change of

Permeability) est exprimée par le rapport :

k— ky Ky
—1-=¢ 11

RCP =

Ot K et Kd représentent respectivement les perméabilités avant et aprés endommagement.
On définit aussi un autre parameétre, le taux de variation de la perméabilité (PCP, Percent
change of Permeability)[110] :

PCP = (1 - %) x 100 (12)

1.7.2.3 Variation relative de la viscosité La variation relative de la viscosité (RCV,
Relative change of viscosity) exprime la variation de la viscosité du fluide suite a différents

processus tels que ’émulsification. Elle est définit comme suit :

poy =t "M _q  Hd (13)
0 1t
Ot p et ug représentent respectivement les viscosités du fluide avant et aprés endomma-

gement. On peut aussi exprimer cette variation en pourcentage :

PVC = (1 - ﬂ) x 100 (14)
1

1.7.2.4 Variation relative de la mobilité du fluide Le déclin de productivité d'un
puits est généralement attribué a une réduction de la mobilité effective de I’huile en raison
de plusieurs facteurs [113, 120]. La mobilité effective de 'huile est une mesure pratique de

la capacité de la formation poreuse & assurer I’écoulement de I’huile. Ce facteur combine

46



I Partie bibliographique

en effet trois propriétés notoires en un seul paramétre A (mobilité du fluide) :

K, Kk,
A:—:
H H

(15)

Ou K est la perméabilité de la formation poreuse, K., k, et u sont respectivement la
perméabilité, la perméabilité relative et la viscosité de la phase fluide. La variation relative
de la mobilité (RCEM, Relative Change of effective Mobility) est définie par :

A— g Ad
-1-=22 16
S ) (16)

RCEM =

Ou A etAy représente les mobilités effectives du fluide avant et aprés I'endommagement

de la formation.

1.7.2.5 Variation relative du débit ou taux d’endommagement La variation
relative du débit dans le puits (RCFR, Relative Change of Flow Rate) appelé encore taux
d’endommagement (DR, Damage Ratio) est donnée par le rapport [113] :

179 _y 4 (17)

q q

DR = RCFR =

Ot q et g4 représentent respectivement les débits avant et aprés endommagement. On peut
évaluer la perte de production suite & une altération des propriétés de la formation. Dans le
cas d’'un écoulement radial incompressible en condition stationnaire, les débits théoriques
de fluide dans un milieu poreux homogéne et isotropique sont donnés respectivement par
[113, 121] :

_ 2rKh(pe — pw)
4B (-)
(18)
27 Kh(pe — puw)

el (s) () ()]

Ot i et B sont respectivement la viscosité du fluide et le facteur de volume de la formation

(formation volume factor) ;
K et Ky les perméabilités effective avant et aprés endommagement ;
h est I’épaisseur effective de la zone saine "pay zone " ;

Pw €t pe sont les pressions respectivement du fluide dans le trou de forage et dans la zone
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de drainage du réservoir (reservoir drainage boundary) ;
Tw, Te €t T4 sont respectivement les rayons du trou de forage, de la zone de drainage du

réservoir et de la zone endommagée.

1.7.2.6 Efficacité de ’écoulement (Flow efficiency, FE) L’éfficacité de ’écoule-
ment est exprimé par le rapport des indices d’écoulement (flow indice : FI) de la formation

avant et aprés endommagement

F1I D— - A

FI ]_?_pwf

Ou D et py, s représentent respectivement les valeurs moyennes des pressions du fluide dans
le réservoir et du fond de trou en écoulement (flowing well bottomhole pressure), A, est

la perte de pression additionnelle due a l'effet de skin.

1.7.3 Modélisation de ’endommagement

L’industrie pétroliére, utilise différents fluides de forage afin de réaliser les travaux de
forage. Ces fluides de forage sont composés de différents ingrédients et sont & une pression
supérieure a la pression de la formation du réservoir. Cette pression provoque l'invasion
du filtrat de fluide et les fines particules dans la formation autour du puits causant ainsi
I’endommagement. Cet endommagement se traduit par une réduction substantielle de la
perméabilité de la formation, qui est le résultat de ’altération de la formation poreuse

par I'interaction fluide-roche et fluide-fluide dans la formation géologique poreuse.

La prévention de 'endommagement de la formation par 'invasion du filtrat de fluide de
forage, durant les opérations de forage ainsi que celles de la complétion, est I'un des para-
meétres clés pour réussir le développement d’'un champ gazier ou pétrolier. Cette reussite
passe par la sélection d’un fluide optimum qui tend & minimiser au maximum "’ampleur de
cet endommagement durant les travaux de forage. Des mesures de perméabilité au labora-
toire et d’autres mesures de caractérisation des fluides, stabilité électrique sont également
indispensables. La combinaison entre les tests d’endommagement réalisés au laboratoire
et les résultats prévus par les modéles d’écoulement du filtrat de fluide de forage a travers
I’échantillon, permettent de cerner le phénoméne et de repérer les parameétres qui sont a

I'origine de I’endommagement.

La prédiction de I'endommagement de la formation réservoir nécessite le couplage entre
les résultats issus des travaux réalisés au laboratoire et des modéles mathématiques. Ces

derniers permettent de prédire les conditions qui régnent prés de la zone forée telles que
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I'invasion et la distribution du filtrat de fluide de forage ainsi que le cake formé [116].

Au cours de ces derniéres années, plusieurs modéles mathématiques et études expéri-
mentles ont élaborés afin d’évaluer 'ampleur de 'endommagement causé par différents
paramétres [109, 114, 122-133]. Ces travaux ont permis de prédire 'endommagement ainsi
que d’autres parameétres qui ont un impact direct sur le phénoméne d’endommagement et

celui de la réduction de la perméabilité effective de la formation.

Dans le cadre de notre travail, une combinaison alliant 1’étude expérimentale et la mo-
délisation numérique a été priviligiée afin d’analyser le phénoméne d’endommagement et
les parameétres clés qui semblent étre a 'origine de cet endommagement. Dans ce qui suit,
une partie expérimentale est présentée ayant pour objectif de comprendre et d’évaluer
les paramétres fondamentaux influencant 'endommagement. Cette partie expérimentale
comporte une série de tests de déplacement de différents fluides de forage a base d’huile
pour simuler I’écoulement du fluide de forage dans les conditions naturelles de pression
et température du réservoir. L’endommagement de la roche réservoir est traité en termes
de ratio d’endommagement (DR). Ensuite dans la partie modélisation, un modeéle mathé-
matique est présenté afin de simuler I’écoulement du fluide de forage a travers la roche
réservoir en analysant différents parameétres fondamentaux tels que I'épaisseur du cake
formé, la vitesse de filtration et la simulation de la concentration du filtrat de fluide enva-
hissant la formation réservoir. La partie modélisation est scindé en deux parties, la lere
traitant, le modeéle simulant ’écoulement longitudinale (linéaire) la deuxiéme traitant le
cas de I’écoulement du fluide dans la direction radiale. Pour les deux modéles, nous trai-
tons deux situations différentes avec et sans inertie en dynamique et en statique. Les
résultats nous donnent un apercu sur les parameétres qui semblent étre a l'origine de 1’en-
dommagement de la formation (pression, épaisseur de cake et ses propriétés, propriétés

pétrophysiques de la roche...).
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Chapitre ||

IT Relation structure-viscosité dans des fluides émul-

sionnés modéles

Introduction

Meéme si les fluides de forage a base d’huile (Oil Based Mud :OBM) sont de formulations
complexes, la taille et la quantité d’eau, de méme que 1’état de dispersion des particules
anisotropes d’argiles organophiles (AO) dans la phase continue jouent un role impor-
tant sur la viscosité si bien que les propriétés rhéologiques des fluides sont principale-
ment gouvernées par les interactions entre les trois composant majeures eau/huile/AQ. 11
existe beaucoup d’articles sur la rhéologie des émulsions et sur la rhéologie des dispersions
d’argiles gonflantes [89, 94, 95, 134]. Par rapport aux dispersions aqueuses d’argiles, la
structure des AO a beaucoup été étudiée dans des polymeéres fondus mais peu en solvant
organique. Le développement récent de la technique Rhéo-SAXS sur les lignes Synchro-
tron permet de corréler 1’état de dispersion des argiles et les propriétés rhéologiques du
fluide sous cisaillement croissant. Ce genre d’approche n’a pourtant jamais été mené sur
des émulsions chargées en argile. Il est connu que les émulsions pures et les dispersions
argileuses peuvent présenter un comportement rhéofluidifiant. Plusieurs articles mettent
en évidence les paramétres influancant le comportement rhéologique des émulsions pures
[89, 94, 95] c’est-a-dire : i) le rapport des phases huile/eau; ii) la taille des goutellettes
formées par la phase dispersée; iii) aptitude & la déformation des gouttelettes sous ci-
saillement. Pour une émulsion pure de rapport phase dispersée/phase continue fixé, la
viscosité a tendance & augmenter quand la taille des gouttelettes d’eau diminue. Mais ce
comportement est de moins en moins marqué quand le rapport de phase devient faible (
émulsion diluée). Un comportement rhéofuidisant apparait au-dela d’un seuil de cisaille-
ment. Il est expliqué par la déformation des gouttelettes puis la division des gouttelettes.
L’addition de TA tend a stabiliser la surface (abaissement de la tension surfacique) et

donc a maintenir la sphéricité des gouttelettes [95].

Le probléme se pose donc pour un systéme a 3 phases E/H/AO : Comment se comporte-
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t’il sous cisaillement et quels sont les facteurs influencant ce comportement 7 C’est cette
problématique qui est abordée dans ce chapitre. Nous avons considéré un systéme de
fluide de forage simplifié en excluant de la formule les composants qui n’ont qu’un réle
mineur dans le comportement global du systéme. Les fluides & base d’huile étudiés seront
donc constitués essentiellement d’argiles organophiles (AO), de tensioactifs (TA), d’eau
et de gasoil. Pour certaines caractérisations, la phase organique (gasoil) a été simulée par
un composé modeéle représentatif de cette coupe d’hydrocarbure : le n-dodécane. Dans
ce chapitre seront sucessivement abordées, la préparation et la caractérisation des argiles
organophiles, puis la préparation des émulsions et enfin I’étude Rhéo-SAXS ciblé sur des

émulsions E/H avec un rapport 10/90, contenant des AO de nature et en teneur variable.

II.1 Les argiles organophiles

I1.1.1 Les argiles organophiles commerciales utilisées

Dans notre travail, nous avons utilisé trois types d’argiles organophiles commerciales, dé-
nommeées VG69, Bentone 38 VCG et Geltone. Ces argiles jouent le role de viscosifiants et
controlent les propriétés des dispersions des fluides de forage a base d’huile. La Bentone 38
est une hectorite (smectite trioctaédrique) modifiée par échange cationique avec un ten-
sioactif, le dialkyl dimethylammonium. Ce produit est utilisé comme additif rhéologique
pour les composés de faible & moyenne polarité tels que les huiles minérales, les huiles
végétales, les distillats pétroliers et les cyclométhicones dans le domaine cosmétique et
sanitaire. La VG69 et la Geltone sont des argiles organophiles obtenues a partir d’une
montmorillonite qui est une smectite dioctahedrique. Ces produits sont fournis par les
sociétés MI SVACO et Haliburton.

La structure des argiles a été caractérisée par DRX, en utilisant un diffractométre de
poudre (Philips) en mode réflexion avec une anode de Cu (Kup, A = 1.54A) et leur den-
sité mesurée a I’hélium (Accupyc 1330,Micromeritics). Les résultats sont donnés dans le
tableau II.1.1

Tableau II.1.1: Résultats de DRX et de masse volumique des argiles commerciales.

Argile | Masse volumique | d;001 | d2001
lg/cm?) A | [A

VG69 1.713 30.2 12.4
Geltone 1.632 33.8 19.8
Bentone 1.678 31.1 12.8

Les profils de DRX Figure I1.1.1 montrent deux périodicités < d >. Les valeurs corres-

pondent & celles observées dans les argiles organomodifiées pour d1 et hydrophiles pour
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d2. Les trois argiles commerciales étudiées ont bien été modifiées par échange cationique
car elles montrent une périodicité d1 correspondant & l'intercalation du surfactant dans
l'espace interfoliaire. Si 'on consideére que Pépaisseur de feuillet est d’environ 10 A, les
espaces interfolaires sont de 20A pour VG69, 21.1 A pour la Bentone et 23.8 pour la
Geltone, compatibles avec la structure paraffinique du surfactant inséré (Figure 1.4.3 :
chapitre 1.4). Cependant, I’observation d’une périodicité d2 autour de 12 A, montre que
la modification n’est pas compléte : il subsiste des régions hydrophiles. Ces argiles sont
donc partiellement modifi¢es. La geltone a une densité inférieure (1.632 g/cm?) car la mo-
dification a conduit a une distance d001 plus grande (33.8 A) par rapport a VG69 (30.2 A)
mais aussi car la partie hydrophile est caractérisée par une d(001) plus grande (d2=13.4
A). L'épaulement visible sur la courbe & une distance <d>= 19.8 A et sans doute li¢
a un excés du surfactant. C’est peut-étre également le cas pour VG69 et Bentone, mais
I’épaulement peut étre masqué par la <d1> qui est plus large pour ces 2 AO. La Bentone
présente des espaces interfoliaires intermédiaire (31.1 A) en accord avec sa densité qui est

comprise entre celle de la geltone et de la VG69.
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Figure I1.1.1: Profil de DRX pour a)VG69 b) Bentone et ¢) Geltone.

En raison de la modification incompléte constatée sur les argiles organophiles commer-
ciales, des argiles organophiles ont été préparées en laboratoire , & partir d’'une montmor-

rillonite sodique purifiée et d’une laponite naturellement sodique.

I1.1.2 Traitement organophile d’argiles

Deux argiles ont été choisies, une Montmorillonite du Wyoming modifiée c-a-d sodique

et une Laponite naturellement sodique. La Laponite est une smectite trioctahedrique de
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couleur blanche. c’est une argile pure ne contenant pas d’impuretés. Cette argile présente
une extention latérale de 200 - 300A et une épaisseur de 9.3 A. Elle posséde une CEC de
95 meq/100g et un déficit de charge de 0.72.

La Montmorillonite du Wyoming, est une smectite dioctahedrique de couleur grise. Elle
contient des impuretés de type quartz et cristobalite qui génent le processus de gonflement
et d’adsorption du minéral. Cette argile a été purifiée au CRMD Orléans. Cette argile, se
présente comme un ensemble de rubans souples de 1um de longueur et une épaisseur de
9.3 A environ. La particule est formée d’empilement de feuillets favorisant les interactions
face-face. Elle posséde une CEC de 93 meq/100g et un déficit de charge de 0.673.

I1.1.2.1 Préparation des argiles organophiles Les argiles organophiles ont été
préparées en partant de dispersion aqueuse d’argiles repectivement a 20 g/1 pour la mont-
morillonite et & 10 g/1 pour la Laponite. Le tensioactif utilisé est le chlorure de benzyle
diméthyle stéaryle ammonium monohydrate C,,H; CIN de masse molaire de 442.18 g et
de 90% de pureté. Pour tenir compte du degré d’impureté du TA, une solution de TA &
0.01M soit 4.86 g/1 est préparée.

Préparation de la montmorillonite organophile

Une quantité de 20 g de Montmorillonite est dispersée dans un 1L d’eau et agitée pendant
24h. 500mL de cette dispersion sont prélevés puis ajoutés a 1L de la solution de TA 0.01M.
Le rapport argile/ TA est alors de 1 CEC :

Nbdemoled argile  CECpon x massed argile  (95.107%/100) * (20 ¥ 0.5) ]

Nbdemolede TA Nbdemolede T A 0.01

Une argile organophile a 2CEC est également préparée en mélangeant les autres 500mlL
a 2L d’une solution de TA 0.01M.

Les deux suspensions d’argiles sont agitées avec un barreau magnétique a une vitesse
de 600 tr/min pendant 24h. Les produits obtenus sont centrifugés, & une vitesse de 5000
tr/min pendant 15 min. Aprés centrifugation, nous observons une séparation de phases, un
surnageant clair et les particules d’argiles concentrées en bas du tube. La masse argileuse
récupérée aprés centrifugation est dispersée a nouveau dans de 'eau distillée et mise sous
agitation avec barreau magnétique pendant 30 min puis & nouveau centrifugée pendant
15 min avec la méme vitesse de centrifugation. Le processus est répété 4 fois jusqu’a
I’élimination totale des ions Cl™ vérifiée par addition d’une solution de nitrate d’argent.
Les produits obtenus sont séchés dans une étuve a 105°C, apreés séchage les produits sont

broyés finement sur mortier et tamisés.
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Préparation de la laponite organophile

Une quantité de 1L d’une dispersion & 10g/L de Laponite est obtenue aprés agitation
pendant 24h sans chauffage. La dispersion est stable et transparente. 500 mL de cette
dispersion sont prélevés puis ajoutés a 250mL de la solution de TA 0.01M. Le rapport
argile/TA est alors de 2 CEC :

Nbdemoled argile — CECp,, * massed argile  (93.1072/100) % (10 % 0.5)
Nbdemolede TA ~— Nbdemolede TA 0.0025

~
~

Une argile organophile & 4 CEC est également préparée en mélangeant les autres 500 mL
a 125 mL d’une solution de TA 0.01M. Les solutions obtenues sont agitées a 1'aide d'un
agitateur a hélice pendant 24h pour assurer une bonne dispersion. L’argile organophile

est récupérée apres centrifugation puis séchée dans une étuve a 105°C.

Solution 0.01M Montmorillonite
de C,;H;,Cly —> organophile a 1CEC

Montmorillonite 0.5L
sodique :
dispersion Solution 0.01M Montmorillonite

aqueuse a 20g/1 de C,,H,Cly —> organophile a 2CEC

1L
Solution 0.01M Laponite
de C,;H;,Cly » organophile a 2CEC

/
I

Laponite: / 0.5L
T~

dispersion
aqueuse a 10g/1

Solution 0.01M '
I Laponite
de Cy7H5oCly organophile a 4 CEC

1L

Figure I1.1.2: Protocole de préparation des argiles organophiles.

Les mesures de densité des argiles organophiles ont été réalisées par pycnomeétrie a hé-
lium (Accupyc 1330,Micromeritics). L’étude par diffraction des RX a été menée sur les

argiles brutes, sur les argiles brutes dispersées dans 'eau et sur le mélange dispersion
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Tableau I1.1.2.1: Mesures de masse volumique p et des distances interfoliaires d(001) par
DRX

Echantillon Densité | Espacement entre feuillets

(g/cm3) d(oo1)

Laponite
Laponite séche 1.32 13.14
Laponite dans 'eau 17.82
Laponite dans I’eau + TA 22.26
Laponite + TA a 2 CEC 1,72 18.84
Laponite + TA a 4 CEC 1,3 45.5

Wyoming
Wyoming séche 1,836 12.35
Wyoming dans 1’eau 12.63
Wyoming dans 'eau + TA 27.73
Wyoming + TA a 1 CEC 1,87 37.08
Wyoming + TA 2CEC 1,49 37.72

d’argile -solution de TA (0.01M), aprés centrifugation. Les résultats sont présentés dans
le tableau II1.1.2.1.

Les Figure I1.1.3 et Figure I1.1.4 montrent les résultats de diffraction de rayons X (DRX)
pour les deux types d’argiles modifiées au laboratoire. La dispersion de la Wyoming et
de la Laponite dans I'eau conduit & I’écartement de I'espace entre les feuillets par rap-
port aux produits bruts. Ce premier stade de gonflement représente l'adsorption dune
couche d’eau. L’espacement des feuillets est plus régulier aprés insertion de molécules
d’eau puisque la reflection d(001) est plus intense et que plusieurs ordres de cette reflec-
tion sont observés aprés dispersion sur la Wyoming et sur la Laponite, ce qui n’est pas
le cas sur l'argile seche. L’ajout de tensio-actif a la suspension permet d’augmenter da-
vantage ’espace interfoliaire. On constate également pour les deux argiles, la présence de
plusieurs reflections correspondant vraisemblablement & du TA cristallisé. Ce TA présent
en excés peut se trouver ou bien dispersé dans la solution aqueuse ou bien fixé sur les

particules d’argile.

Les diffractogrammes de la Figure I1.1.5 concernent les AO apreés séchage. Pour les par-
ticules de Wyoming, I’espacement d(001) est situé vers 37A, pour les 2 valeurs de CEC.
La Laponite passe d'une d(g;) de 18.84 A a 2CEC a 23 A et 45.5 A pour 4CEC. 11 est
possible que le pic a 23 A corresponde a un exceés de TA cristallisé. A part pour la laponite
a 2 CEC , toutes les autres AO obtenues, présentent un exceés de TA, qui peut étre situé
dans la porosité des agrégats de particules ou bien fixé a la surface ou sur les bords des

particules de la Laponite et de la Montmorillonite
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Figure 11.1.3: Diffractogrammes de la Montmorillonite du Wyoming en poudre et en so-
lution.
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Figure I1.1.4: Diffractogrammes de la Laponite en poudre et en solution.
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Figure I1.1.5: Diffractogramme de la Wyoming et Laponite modifiées.

I1.1.3 Conclusion

D’aprés les résultats de DRX et de densité a I'hélium présentés dans le tableau I1.1.1
et le tableau I1.1.2.1, les argiles modifiées au laboratoire (la Wyoming et la Laponite)
possédent un écartement de feuillets beaucoup plus important et des densités plus faibles
comparés aux argiles commerciales, ce qui se traduit par une forte intercalation de la
matiére organique dans l’espace interfoliaire comparées a celles commerciales (VG69, la
Geltone et la Bentone) présentant un espacement moins important avec des densités

relativement élevées, Figure 11.1.6
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Figure 11.1.6: Comparaison de la densité et de la d(001) pour les argiles étudiées.

II.2 Les émulsions inverses
I1.2.1 Meéthode de préparation

Dans cette partie nous avons préparé des émulsions inverses de type eau dans 1’huile
(E/H) en utilisant un émulsifiant et un agent mouillant & savoir un tensioactif non ionique
commercial (Versacoat) et un tensioactif cationique (Versamul) dans un rapport 1/1. Ces
produits utilisés dans la formulation des fluides de forage sont fournis par la société MI

Swaco

Les phases continue et dispersée ont été fixées & 90% et 10% respectivement (E/H=10/90).
Ces proportions correspondent a celles du forage de la roche réservoir car leur faible teneur
en eau limite I'interaction avec la roche. Les argiles utilisées comme viscosifiants sont les
AO modifiées au laboratoire, Wyoming (1CEC et 2 CEC) et Laponite (2CEC et 4CEC)

et la VG69, une argile commerciale.

Afin d’obtenir une émulsion modéle, nous avons testé différents composés de la phase
continue tels que le gasoil algérien et le dodécane dont les caractéristiques sont données
dans le tableau 11.2.1

Tableau I1.2.1: Caractéristiques des composés utilisés pour la préparation des émulsions

| Produit | Densité [g/ml] |
| Gasoil | 0,838 |
‘ N-Dodécane ‘ 0,7487 ‘
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Les émulsions ont été préparées selon le protocole illustré par la Figure I1.2.1.

Argile organophile

Tensio-actif

Gaz oil 90%

Agitation 5 min Agitation 15 min

Emulsion au Repos

Figure I1.2.1: Protocole de préparation des émulsions inverses.

L’émulsifiant et ’agent mouillant ont été progressivement ajouté sous agitation magné-
tique et pendant une durée de 5 minutes a 18 ml a la phase continue (gasoil ou dodécane).
Une quantité d’argile a ensuite été ajoutée, le tout mis sous agitation avec barreau ma-
gnétique pendant quinze minutes (15 min). 2ml d’eau distillée (10% en volume) ont été
ajoutés goutte a goutte pendant 30 min d’agitation puis laissé sous agitation pendant 15
min. Aprés agitation, les échantillons ont été laissés au repos et la stabilité notée 30 min
plus tard. Aprés une agitation aux Ultraturrax pendant 5 min & 7200 tr/min, la stabilité
a été observée aprés 30 min de repos. Les émulsions ont été préparées avec des rapports
masse d’AO / masse des phases liquides variables : 0.5,0.75,1,1.5,2.5,3.75, 4.5 %

I1.2.2 Stabilité des émulsions

Des tests de stabilité réalisés sur des mélanges E/H avec tensioactifs mais sans addition
d’argiles organophiles ont montré que le mélange de phases est instable des que 'agitation
est stoppée. Les dispersions d’AO dans le gasoil ou le dodécane ne sont pas stables non
plus, en effet les particules d’AO sédimentent rapidement. Les émulsions E/H chargées
en AO mais sans TA ne sont pas stables non plus. La stabilité semble donc nécessiter 3
conditions : 'addition du TA, la présence de I’eau et I'addition d’une certaine quantité

d’AO. Dans la suite, le role des différents additifs sur la stabilité des émulsions est étudié.

¢ Role du TA sur la stabilité des dispersions et des émulsions

Le role du mélange de TA sur la stabilité des dispersions a été étudié en ajoutant
3.75m/m de VG69 & une solution de dodécane contenant le mélange de TA. Une sépa-

ration de phase apparait progressivement 5h apres agitation. Les images de microscopie
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optique montrent que c’est la coexistence de larges agrégats et de petites particules qui
doit étre a 'origine de I'instabilité de la dispersion. Les particules sont mieux dispersées

quand le TA est présent Figure 11.2.2a et Figure 11.2.2b. L’addition de ’eau renforce la

stabilité de la dispersion Figure I1.2.3.

(a) (b)

Figure 11.2.2: Images de microscope optique des dispersions d’AO. (a) VG69-D (3.75%,
m/m); et (b) VG69-T-D (3.75%, m/m)

Figure 11.2.3: AO/T/D (gauche) et AO/T/-E/D(droite) avec AO =VG69, 5 jours au repos.

e Role de la concentration en AO pour TA=1%

La stabilité des émulsions contenant & la fois le TA et I’AO est comparée immédiatement
apres agitation Figure 11.2.4a et 3 jours plus tard Figure I1.2.4b pour les différentes
AO commerciales et préparées au laboratoire. Le tableau I1.2.2 montre la stabilité des
émulsions en fonction de la nature de I’AO ,VG69, Wyoming et Laponite préparées au
laboratoire. Seule la laponite 2CEC ne donne pas d’émulsions stables avec le mélange
de TA Versamul/Versacoat.

Pour 'AO= 1%, une séparation de phases est observée deés que l'agitation est arrétée.

Au cours du temps. Dans ce cas la partie supérieure qui contient 1’huile est colorée en

60



IT Relation structure-viscosité dans des fluides émulsionnés modéles

(a) (b)

Figure 11.2.4: Emulsions E/D chargées en AO contenant des émulsifiants a) aprés agitation
et b)3 jours aprés pour (A) VG69 (1%, m/m); (B) VG69 (2.5%, m/m); et (C) Bentone
(1%, m/m)

Tableau I1.2.1: Protocole de préparation pour différentes argiles

Tensioactif(1% Argile(3%) Wyoming | Laponite |Laponite | VG69 Bentone ||Geltone
2 CEC |4 CEC
|Versamul + Versacoat | [ | | | | | | [ | | [ | | [ |

M : Emulsion stable
M : Emulsion moins stable

jaune par le tensioactif et la partie aqueuse inférieure contient I’argile organophile. Les
émulsions deviennent stables pour une teneur en AO de 2.5% .

Sur les images de microscopie optique Figure I1.2.5, ’émulsion contenant la Bentone
montre une distribution en taille de gouttelette d’eau large, la taille maximale des goute-
lettes est de 50 1 m. La distribution des particules d’argiles est hétérogéne contrairement
aux observations faites sur les émulsions a base de VG69 et de Geltone. La distribution
en taille de gouttelettes d’eau est aussi moins large avec VG69 et Geltone (dmax< 30

pm). L’homogeénéité de I’émulsion est améliorée quand la teneur en Bentone est plus
faible (1%) .

e Influence de la concentration en TA Versamul/Versacoat sur la stabilité des
émulsions a base de VG69.
Le tableau 11.2.2 donne un apercu de la stabilité des émulsions eau - gasoil , en fonction
du rapport Versamul /Versacoat ajouté a des émulsions chargées en VG69 a différentes
concentrations.
Pour une teneur en AO fixée (Figure 11.2.6), les différents rapport versamul /versacoat

étudiés ne semblent pas améliorer la durée de stabilité des émulsions. C’est la teneur
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Figure I1.2.5: Microscopie optique des émulsions AO-E/D (E/D=10/90), a) Bentone 3.75%m/m, b)
VG69 3.75%m/m, c¢) Geltone 3.75%m/m, d) Bentone 1%m/m).

en argile qui a un effet prédominant sur la stabilité. Dans la suite, la quantité de TA
dans les émulsions a donc été fixée a 1% pour Versamul et 1% pour Versacoat.

Tableau I1.2.2: Stabilité des émulsions en fonction de la teneur en VG69 et en TA (versa-
mul/versacoat).

Tensio-actif(%) | o.4 0.4 0.1 0195 | 12 o7 | ox 0 1 ’
VG69(%) 0. 1 0. 0.7 0. 0.195 L. 0.4 1
= ! /=™y f T ]
| 1.0 ™ | ] [mw]
2.0 | | [wm| = | w] |w|®] |
| 3.0 | ® | m | ®m | ® | B | ® | ®H | E | B®]
| 3.6 | m | m | ®m | ®m | ® | ® | ®H | ®H | B

M : Emulsion stable
M : Emulsion moins stable
B : Emulsion non stable

I1.2.3 Conclusion

La stabilité a long terme des dispersions et des émulsions n’est possible qu’avec ajout
d’un mélange de TA et d’'une quantité minimale d’AO estimée & 3% dans notre étude et
cela quelque soit la nature de I’AO utilisée. L’addition de TA permet une dispersion plus

homogéne de I’AO au sein de la phase organique. La présence des gouttelettes d’eau de
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t.“ ;

g

Emulsions avec 2% d'argile organophile et
A)0.2% Versamul et 0.7% Versacoat
A)3% VG69 avec 0.4% Versamml et 0.4% Versacoat B) 0.7% Versamul et 0.29 Versacoat

B) 3% VG69 avec 0.4% Versamul et 1% Versacoat C) 0.7% Versamul et 1.2% Versacoat

C) 3% VGE69 avec 1% Versamul et 0.4% Versacoat o/ 7, 7% V.

D) 3% VG0 avec 1% Versamul et 19 Versacoat D) 0.,7°° 'ersamul et 0. ° \Lersacoat 3

E) 3.7% VIG69 avec 1.2% Versamml et 0.7% Versacoat E) 1.2% Versamul et 0.7% Versacoat 0.7 % Versamml et 0.7% Versacoat
(a) (b) (<)

Figure 11.2.6: Stabilite des émulsions aprés une semaine au repos : role du rapport emul-
sifiant /mouillant

taille micrométrique dans I’émulsion améliore encore la stabilité de la dispersion d’argile
dans la phase organique. Néanmoins, les particules d’argiles ne senblent pas stabiliser
I'interface eau/gasoil (non biréfringence des images de MO en lumiére polarisée). Méme
si ’étude par DRX a montré que les argiles organophiles commerciales sont partiellement
modifiées, elles sont pourtant aussi stables que les émulsions formées par ajout de la
Wyoming et de la Laponite modifiées en laboratoire, sans doute en raison de la présence du
TA émulsifiant qui doit s’insérer dans les parties hydrophiles. Pour preuve, les dispersions

AO/D avec TA sont un peu plus stables que les dispersions sans TA.

11.3 Etude Rheo-SAXS

I1.3.1 Dispositif expérimental

Des mesures de diffusion des rayons X aux petits angles (Small Angle X- Ray Scattering)
ont été réalisées sous cisaillement afin d’étudier la relation entre la viscosité des émulsions
obtenues et la structure et I'orientation des AO dispersées dans la phase organique. Les
expériences ont été réalisées sur la ligne expérimentale SWING du synchrotron SOLEIL
(Saint-Aubain-France) en utilisant un équipement Rhéo-SAXS composé d'un rhéométre
(Antoon Paar MC 501) placé sur le trajet du faisceau du rayon X (Energie 11 KeV). Le
rhéomeétre est équipé d’une cellule de Couette (Figure 11.3.1a) composé de deux cylindres
concentriques (rayon interne 9.75 mm, rayon externe 10.25 mm, hauteur 16.25mm) avec
une géométrie cone-plan (angle de 10°). La cellule utilisée est en polycarbonate, I'espace
entre cylindres de 0.5 mm assure une capacité de 1ml de fluide. Le rhéométre, thermo-
staté par une circulation d’air est piloté par le logiciel Rheoplus. La vitesse de rotation

du cylindre interne est telle que la vitesse de cisaillement varie entre 0.1 et 1000 s~! .
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Les acquisitions ont été réalisées & deux distances échantillon-détecteur, 1.5 et 6m, pour
couvrir une gamme du vecteur de diffusion q tel que 0.002<q (A‘1)<0.5. Les données
sont collectées avec un détecteur CCD (Aviex : 1024x1024). La translation latérale du
rhéomeétre par rapport a la direction du faisceau incident permet de diriger le faisceau
ou bien parallélement a la direction de I’écoulement (configuration tangentielle), ou bien
perpendiculairement a la direction de 1’écoulement (configuration radiale) Figure I1.3.1b.
Les acquisitions ont été enregistrées pour des taux de cisaillement décroissant, (1000>~ >
0.1 s71). Le taux de cisaillement est maintenu pendant 30s. Pendant cette durée, le couple
de torsion est mesuré toutes les secondes et 3 images SAXS sont enregistrées pendant 100

ou 200 ms.

Stator

/ Rotor

Rayon X]|

Rayon X
SN—

\Ai‘ \ Tangentielle

(b)

Radiale

Figure 11.3.1: a) Cellule de Couette cylindre concentrique & un creuset mince avec géomé-
trie & cone plat et b) Des positions radiale et tangentielle de Cellule de Couette indique
I'orientation possible des feuillets de particules anisométriques sous écoulement cisaillé.

I1.3.2 Meéthode d’interprétation des courbes SAXS

La méthode utilisée pour extraire les paramétres structuraux <d>, <D> et <N> consiste
a modéliser la courbe expérimentale SAXS avec un modéle décrivant la diffusion de par-
ticules dispersées dans un solvant, c¢’est-a-dire en négligeant les interactions entre les par-
ticules. Dans le modéle, la particule est considérée comme un empilement de N disques a

structure cceur-couches (Figure 11.3.2).

Le feuillet alumino-silicate constitue le coeur d’épaisseur H du disque, les espéces insérées
(tensioactif + dodécane) constitue la couche d’épaisseur D répartie sur chaque face du

feuillet. Dans ce modéle, la distance interlamellaire est donc <d>=H-+2D.

L’intensité diffusée par une particule composée par ’empilement de N disques & structure

coeur-couches dispersés dans un solvant est donnée par la relation suivante :
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Figure I1.3.2: : Intercalation de la matiére organique entre feuillets argileux et empilement
de feuillets dans un agrégat

3—; (q) = N. / (o1 = ps) (Vi-fe (@, 0) = Vi fe (@,9)) + (pe — ps) Vi fe (a0, 0))* S (q) sin pdip+blg

(1.20)

Ce modéle de diffusion fait partie des macros " Irena " comportant des modéles de diffusion
utilisables avec le logiciel de traitement de données IGOR-PRO (Wavemetrics). Dans
I'équation (1.20), S(q) est la fonction d’interférence issue des corrélations disque-disque a
I'intérieur d’une particule, elle décrit donc les corrélations de distance entre deux couches

adjacentes a 'intérieur d'un empilement de N disques [135].

Pespr et ps sont les densités moyennes de longueur de diffusion respectivement dans le
coeur, dans la couche et dans le solvant. Vt et Vc sont respectivement le volume total du
disque et le volume du ceeur. fc(q) est le facteur de structure du coeur silicaté et ft(q) le
facteur de structure de toute la particule. Ces facteurs sont le produit d’'une composante
radiale et d’'une composante tangentielle. La composante radiale contient la fonction de
Bessel de 1¢" ordre Jj :

~ sin (¢ cos o) {2J1 (qRsin Qﬂ (1.21)

fela,9) = q% cos ¢ qRsin ¢
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_sin (¢ (D+ &) cosg) [2J; (gRsin¢)
n 2
S(g)=1+ %Z (n — k) cos (kDgq cos ¢) exp [_k (4 Cozs ?) 0%] (1.23)
k=1

L’épaisseur du feuillet alumino-silicaté considéré comme le coeur dans le modéle est connue
Inm [58]. ps = 7.2x10'° cm™ pour le dodécane et p.=2.4x10" ecm™=2 pour le feuillet sont
calculés a partir de la densité et analyse élémentaire. Pour décrire la structure de I'argile
dans la phase organique, le modéle doit tenir compte du gonflement des particules da a
Iinsertion du dodécane entre les feuillets, dans ce cas p; doit étre considéré comme une
moyenne entre la densité moyenne de longueur de diffusion du tensioactif de ’'AO, et la
densité moyenne de longueur de diffusion du solvant inséré dans I’espace interfeuillet. Dans
I'émulsion, le paramétre D de I’équation (1.23) correspond donc & ’épaisseur tensioactif-

solvant.

11.3.3 Rhéologie des émulsions

En raison de leur instabilité, les dispersions de VG69 dans le dodécane (VG69-D 3.75%) et
les émulsions eau/dodécane (E/D) avec VG69 et sans tensioactif (TA) (VG69-E/D 3.75%)
ont été étudiées a fort taux de cisaillement (2000 s~!) pour éviter la sédimentation des
particules. La viscosité de 'émulsion ( n= 5.12 Pa.s™!) est prés de 2 fois supérieure a celle
de la dispersion (n = 2.9 Pa.s™1) et 2.5 fois plus élevée que celle du dodécane ( n= 1.9
Pa.s™1).

Les viscosités sous cisaillement des émulsions stabilisées avec TA et AO (AO-TA-E/D) sont
représentées sur la Figure 11.3.3. Au cours d’un maintien sous faible taux de cisaillement,
la viscosité a tendance a diminuer , surtout pour les plus fortes teneurs en AO c’est-a-
dire >1.2% pour Bentone et a 3.75% pour VG69. A v'=0.1s"! par exemple, une viscosité

stable n’est pas atteinte au bout des 30 s de maintien.

La viscosité décroit sur 3 ordres de grandeur quand v augmente jusqu’a 1000 s~!. Les
émulsions les moins visqueuses au repos subissent des fluctuations de viscosités impor-
tantes au cours du maintien a ' constant. Les viscosités varient aussi sensiblement selon
I’AQO ajoutées. La tendance est vy aeg < Ngettone < NBentone- Lid Viscosité au repos augmente

dans un rapport de 1 & 10 avec des teneurs croissantes en AQ.
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Figure I1.3.3: Evolution de la viscosité en fonction du temps et de la vitesse de cisaillement
pour des émulsions en AO avec tensioactif

Sur la Figure I1.3.4 montrant I’évolution de la contrainte de cisaillement 7 en fonction de
~+, un seuil de cisaillement apparait pour les fortes teneurs en AO. La valeur de viscosité
obtenue sur la dispersion est comparable a celles obtenues dans la littérature sur des
dispersions de cloisite 6A dans le p-xyléne [136]. Dans la littérature, un seuil de cisaillement
est également observé sur des dispersions stables au-dela d’une certaine concentration en
AO [136] mais également sur des dispersions aqueuses d’argile [134]. Ce phénoméne est

attribué a la formation d’un réseau 3D de type gel.

Comme les dispersions étudiées avec V(G69 ne sont pas stables sans TA, la formation d’'un
réseau n’est pas envisageable dans ce cas. Nous avons montré dans la partie I11.2.2 que les
dispersions avec TA sont stables mais nous n’avons pas étudiés leur comportement sous
cisaillement et donc nous ne pouvons pas prouver qu’il existe un seuil de cisaillement. En
revanche, un seuil de cisaillement est observé pour les émulsions contenant le mélange de
TA et les plus fortes concentrations en AO. Comme nous ’avons montré, la stabilité des
émulsions avec TA est plus grande que celle de la dispersion qui contient la méme teneur
en AQ, il est donc probable que la contrainte correspondant au seuil de cisaillement soit

plus élevée dans I’émulsion.
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Figure 11.3.4: Contrainte de cisaillement pour des fractions massiques d’AO dans des
émulsions E/D

I1.3.4 Etude structurale

Les images 2D obtenues sucessivement & = 2000, 5000 puis 1000 s~! sur les dispersions
de VG69 sont de moins en moins intenses et prouvent la sédimentation des particules qui
sont donc moins nombreuses sous le faisceau de RX (Figure 11.3.5). Les images radiales
sont légérement allongées dans la direction verticale et les images tangentielles légeére-
ment allongées dans le plan équatorial, ce qui traduit une légére tendance a 'orientation
de certaines particules dans le sens du cisaillement mais avec une normale au plan des
particules faiblement inclinée par rapport au plan contenant le faisceau. En comparaison,
les images 2D des émulsions sans TA (VG69-E/D) sont plus stables au cours du temps
(Figure I1.3.6) comme le montre la superposition des courbes 1D radiales et tangentielles
obtenues avec 2000 et 5000 s~ (Figure I1.3.7). Ce n’était pas le cas pour les dispersions.

Une légere orientation des particules dans le sens de ’écoulement est également observée.

Les images SAXS des émulsions stables (avec TA et AO) restent quasiment isotropes
quand 4 augmente comme il est montré dans le cas de I’émulsion avec 1.2% de Bentone
(Figure 11.3.8) et a 3% de VG69 (Figure I11.3.9) a deux distances échantillon-détecteur
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Figure 11.3.5: Motifs SAXS en 2D pour des dispersions de VG69 (3.75%, m/m) en radiale
(droite) et en tangentielle (gauche).
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Figure I1.3.6: Motifs SAXS en 2D pour des émulsions 10E/90D de VG69 (3.75%, m/m)sans
TA en radiale (droite) et en tangentielle (gauche).

différentes, dans la configuration tangentielle. Les courbes I(q) obtenues aprés regrou-
pement des images réalisées aux 2 distances échantillon-détecteur sont données sur la
Figure 11.3.10 pour les différentes teneurs en AO, a)VG69, b)Geltone et c¢) Bentone. Pour

comparaison, le profil de diffraction X aux grands angles des AO en poudre a été ajouté.
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Figure 11.3.7: Profils SAXS en 1D des dispersions VG69-D et des émulsions VG69-E/D
(VG69 = 3.75%, m/m).

Quelque soit le type et la concentration en AO, I(q) décroit en q=2? jusqu’a q ~ 0.05 A~
puis des modulations sont observées. Elles témoignent de la conservation d’empilement
de feuillets au sein des particules et non pas d’une exfoliation compléte des feuillets dans

le dodécane.

Le premier maximum vers g= 0.1 A~! correspond au gonflement des espaces interlamel-
laires de I’AQO, dt a l'insertion de la chaine carbonée du dodécane. Le second maximum
(g~ 0.2 A‘l) correspondant & l'insertion de molécules du tensioactif utilisé pour rendre
P’argile organophile. Le dernier (qa~0.45A~1), visible uniquement avec la Geltone corres-
pond aux espacements dans l'argile hydrophile donc sur des régions non modifiées de
I'argile. VG69-T-E/H 3.75% et Geltone-T-E/H 3.75% sont trés semblables bien que les 2

premieéres reflexions soient moins marquées pour VG69.

Dans la région 0.04<q<0.4 A1, la modélisation de I(q) par le modéle d’empilement de
disque coeur-couche est donné sur la Figure I1.3.11 et les paramétres structuraux <d>,
<N> et <R> dans le tableau II1.3.1.

Dans les AO en poudre, le TA forme une épaisseur 2D = 20 A pour VG69 et Bentone, et
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Figure 11.3.8: Images SAXS en 2D des émulsions 10E/90D avec Bentone a 1.2% (D
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Figure 11.3.9: Images SAXS en 2D sous écoulement des émulsions 10E/90D avec VG69 a

3% (D = 6 m).
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Figure 11.3.10: Profils SAXS en 1D obtenus pour une sommation des motifs SAXS en 2D
des émulsions 10E/90D avec a)VG69, b)Bentone (1, 1.5, et 3.75%, m/m) et ¢) Geltone
(3.75%, m/m).

29D=24 A pour Geltone. Aprés dispersion dans le dodécane, <d> est 2 fois (VG69 et Ben-
tone) ou 3 fois (Geltone) plus élevée que dans les AO et donc le mélange (TA-+dodécane)
occupe un espace entre feuillet de 2D= 54 A, 64 A et 58 A, respectivement pour VG69,
Bentone et Geltone. C’est dans I’émulsion contenant la bentone que la dispersion des
feuillets est la plus marquée : la distance interfoliaire est la plus élevée (d(001) = 74 A)

et le nombre de feuillets le plus faible (<N>=1.3).

L’extension latérale des feuillets donnés par le modéle est relativement faible (=60 A)

comparée aux dimensions apparentes (1/10 pum) mesurées par Microscopie Electronique
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Figure 11.3.11: Données de SAXS des émulsions AO-T-E-D et ajustement coeur-couche

Tableau II.3.1: Des paramétres fités obtenus sur des émulsions W/D chargées en AO (core-layer
model).

| Quantité de Pargile organophile (% m/m) | <R> | <d> | <N> |
VG69 I
375 30 | 64 | 2 |

15 ] 28 | 66 | 2 |

1] 20 | 66 | 2 |

Bentone ‘ ‘ ‘ ‘
375 | 45 | T4 | 1.3 |

5] 29 | 62 | 2 |

1] 27 | 68 | 2 |

Geltone \ \ \ |
375 22 | 68 | 4 |

en Transmission ou Microscopie Optique. En imposant dans le modéle une valeur 2R—=
1000 A, on obtient dans la région q<0.04 A~1, des intensités bien supérieures aux valeurs

expérimentales.

Comme proposé dans la littérature, il est possible que des empilements de feuillets ou bien
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des feuillets isolés de taille submicrométrique (0.1xm) s’associent les uns aux autres pour
former localement des empilements de quelques feuillets d’extension nanométrique. Ce
modéle structural permet d’expliquer & la fois les valeurs élevées d’intensités pour q<<0.04
A—' (interférence entre particules) et les modulations pour q> 0.04A~" (association des

feuillets en empilement).

Figure I1.3.12: Jonction des feuillets argileux

Il est & noter que la dispersion dans le dodécane ne peut étre qu’hétérogéne puisque les
particules d’AO ne sont pas complétement modifiées et qu’il susbsite des régions hydro-
philes. Les particules de Bentone présentent la meilleure aptitude au gonflement (<d>

élevé) et a la dispersion (<N> faible) dans le dodécane.

I1.3.5 Conclusion

L’étude rhéologique a montré qu'une contrainte seuil apparait a faible vitesse de cisaille-
ment pour les émulsions stabilisées avec TA et les plus fortes concentrations en AO.
L’étude structurale sur des dispersions d’AO et des émulsions E/H sans TA sont instables
au cours du temps. Les images 2D sont anisotropes ce qui prouve que certaines particules
s’orientent dans le sens d’écoulement lorsqu’on augmente la vitesse de cisaillement. Les
émulsions stabilisées par ajout d’AO et de TA sont stables au cours du temps expliquée

par isotropie des images 2D SAXS.
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La modélisation de I(q) par le modéle coeur-couche a permis d’extraire des paramétres
structuraux <d>,<N> et <R>. Cette modélisation a montré que la Bentone présente
une mielleure dispersion dans le dodécane expliqué par I’espace inerfeuillet <d> le plus

élevé et un empilement <N> le plus faible.

II1.4 Conclusion

Les argiles organophiles commerciales utilisées dans la formulation des boues ne sont
que partiellement modifiées une partie hydrophile subsistant pour certaines particules. Il
serait interessant de savoir si cette modification partielle dépend de la taille des parti-
cules c’est-a-dire si elle peut étre liée, lors de la modification, & une mauvaise accessibilité
du tensioactif au coeur des particules fortement anisométrique. Il est également possible
qu’elle soit apparue au cours du temps. Quelqu’en soit la raison, le mélange de TA ver-
samul /versacoat ajouté réagit avec 'AO et permet de stabiliser la dispersion. Il est a
noter que 'addition du mélange de TA ne suffit pas pour former des émulsions pures
E/H stables, sans doute en raison de l'écart de densité important entre le dodécane et
I’eau. Par rapport a la dispersion, ’ajout de goutetelettes d’eau augmente la viscosité du
mélange, la stabilité au repos mais également sous cisaillement. Tandis que les particules
ont tendance a s’orienter dans la direction du cisaillement a l'intérieur d’une dispersion,

les particules restent réparties de fagon isotrope méme a fort taux de cisaillement.

Sous cisaillement, les émulsions stables étudiées se comportent comme des fluides non
newtonien ce qui se traduit par un comportement rhéofluidifiant au-dela d’un seuil de
cisaillement. Ce comportement est aussi une caractéristique des émulsions pures (sans
particule solide) au-dela d’un rapport phase dispersée/phase continue [89, 94, 95| mais
également de dispersions stables d’argiles (Montmorrillonite, Beidellite) en milieu aqueux
[93, 137-139] ou d’argiles organophiles en solvant organique (p-xyléne) [136] au-dela d’une
certaine teneur en argile. Comme le rapport phase dispersée/phase continue est relative-
ment faible dans les émulsions étudiées, il semble que ce soit ’état de dispersion des argiles
qui soit responsable de I'existence d’un seuil de cisaillement comme dans les dispersions.
Pour justifier I'existence de cette contrainte seuil, certains auteurs suggérent 'existence
d’un réseau tridimensionnel de type gel formé par la connection possible des particules
d’argiles de grande extension latérale. Des particules de taille submicrométrique sont vi-
sibles sur les images de MO. L’étude structurale des émulsions a montré qu’il existait des
régions de faibles largeurs (60 A) a intérieur desquelles les feuillets étaient associés pour
former des empilements de 4 feuillets au plus. Ces domaines pourraient correspondre &
des zones de jonction entre des régions monofeuillets. En revanche la diminution de la
viscosité sous taux de cisaillement croissant ne peut pas étre attribué comme dans les dis-

persions stables & une orientation preferentielle des particules dans la direction du cisaille-
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ment puisque les images SAXS restent isotropes. Il est vraisemblable que les gouttelettes
d’eau se comportant comme des obstacles, elles empéchent le changement d’orientation
des particules contrairement a ce qui est possible dans une dispersion. Dans ce cas, quel
phénomeéne est a l'origine de la baisse de la viscosité quand 4 augmente? Comme dans
les émulsions pures, elle peut étre due a une déformation accrue des gouttelettes quand
4 augmente, méme si on peut supposer que celle-ci est génée par la dispersion d’argile
dans la phase continue. On peut aussi penser que les zones de jonctions entre particules
formant le gel ne sont pas brutalement brisées lorsque la contrainte correspondant au seuil
de cisaillement est atteint. Dans ce cas, la rupture progressive de ces liaisons sous cisaille-
ment croissant peut expliquer la chute de la viscosité. Il est également possible que I'un
des phénoménes entraine le second par exemple, la rupture progressive des interactions

entre les particules peut faciliter la déformation des gouttelettes.
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Chapitre Il

III Etude de ’endommagement de la formation :

Introduction :

L’étude expérimentale de 'endommagement de la formation réservoir suite a la circulation
de la boue de forage peut étre effectuée sur des appareils de "déplacement" congus spécia-
lement pour ce type d’essais. Il n’est pas possible de voir U'intérieur des carottes (plugs)
sur lesquelles se réalisent nos essais, cependant, I’écoulement du fluide de forage a travers
celles-ci va provoquer un endommagement qui se traduit souvent par une réduction de la
porosité et de la perméabilité. Ces deux paramétres donneront une idée sur 'invasion du
fluide a travers ’échantillon avant et aprés la circulation dynamique du fluide. Plusieurs
parameétres sont a prendre en compte durant les essais tels que la pression de confinement,
la sus-pression et la déformation de la structure naturelle des argiles a haute température.
Le transfert des carottes doit étre faite avec précaution afin de ne pas endommager le cake
formé a la surface de I’échantillon. La conduite des essais expérimentaux se fait en six

étapes fondamentales :

1. Caractérisation pétro- physique des échantillons en déterminant les parameétres ini-

tiaux tels que la perméabilité & I'air, la porosité et la densité de 1’échantillon.
2. Saturation de I’échantillon avec une eau de gisement ou une saumure API

3. Mesure de perméabilité initiale (perméabilité de référence) avec une huile inerte(
Soltrol 130)

4. Préparation et caractérisation physico-chimique du fluide de forage.

5. Injection du fluide de forage et endommagement de ’échantillon par la boue de

forage.

6. Mesure de la perméabilité finale au Soltrol 130 et évaluation du taux d’endomma-

gement.

7



IIT Etude de I’endommagement de la formation :

III.1 Caractérisation petro-physique des échantillons

Les échantillons de roches réservoirs sélectionnés sont lavés par extraction au Soxhlet &
I'aide d’un mélange de solvants méthanol/acétone/toluéne : 15/ 15/ 70, pour extraire la
matiére organique (fluides hydrocarbonés) et les impuretés. Le lavage au Soxhlet est arrété
lorsque le solvant devient transparent. Il est suivi d’un second lavage par le méthanol seul
pour dissoudre les sels contenu dans les pores. Le controle de la présence de sel dans la
solution se fait par le test au nitrate d’argent. Aprés le lavage, les échantillons sont séchés
dans une étuve & une temprature de 65°C jusqu’a stabilisation de leurs poids. Ensuite,
ces derniers sont soumis aux mesures de porosité et perméabilités.

e Détermination de la porosité : La porosité est le rapport entre le volume poreux et le
volume total exprimée en pourcent. Le volume total est mesuré par poussée d’Archimede
ou par mensuration. Le volume poreux est obtenu par difference entre le voume total et
le volume solide. Le volume solide est mesuré a ’aide d’un porosimétre de type Corelab
basé sur la loi de Boyle Mariotte (Expansion d’hélium).

e Détermination de perméabilité : La perméabilité est définie comme étant 'aptitude
d’une roche & laisser circuler un fluide a travers sa porosité. Elle est mesurée a l’aide
d’un perméameétre a charge constante de type Corelab concu sous le principe de la loi
de Darcy appliquée aux gaz. La perméabilité au liquide est obtenu en corrigeant cette

derniére de leffet Klinkberg (Effet de glissement aux paroix des molécules).

I11.1.1 Saturation de I’échantillon par une eau de gisement :

La saturation de I’échantillon est réalisée avec une eau de gisement reconstituée ou par une
saumure API (Eau distillée contenant 8.5% de NaCl et 2.5% KCI). Cette opération se fait
aprés un vide poussé durant plus de 24h. Elle sert a remettre en place ’eau intersticielle
par drainage d’huile avant la mesure de la perméabilité initiale. En effet on peut trouver
dans les pores des hydrocarbures et de I’eau. Cette derniére est restée piégée aprés mise en
place des hydrocarbures lors de leur migration vers la surface, arrétée par une couverture
imperméable. L’eau a en génerale été repoussée contre les parois des pores et/ ou dans

les petits pores (roche mouillable a I'eau) et constitue 1’eau irréductible.

I11.1.2 Mesure de la perméabilité initiale :

L’échantillon saturé en eau est monté dans une cellule Hassler puis confiné & une pres-
sion de 2500 psi et chauffé a une température de 80°C. Aprés stabilisation de ces deux
paramétres, un drainage au soltrol 130 (solvant & base d’isoparaffines) est effectué dans le
sens production. Durant nos essais, cette huile inerte a été remplacée par un solvant dont

les caractéristiques physico-chimiques se rapprochent de cette derniére (Produit récupéré
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de la Raffinerie d’Alger). La teneur en aromatiques de ce solvant n’excéde pas 3%. La
mesure de perméabilité initiale ou de réference s’effectue une fois que nous avons atteint
la saturation irréductible en eau, en nous assurant que le régime est laminaire et que la
pression differentielle ainsi que le débit sont stables. Tous ces paramétres sont enregistrés

en temps réel pour suivre I’évolution de la perméabilté.

II1.2 Préparation du fluide de forage et son injection dans I’échan-

tillon

Aprés la saturation de I’échantillon, par de ’eau interstitielle et la mesure de perméabilité
initiale, le fluide de forage préparé est injecté a travers la roche réservoir (échantillons de
carottes provenant du champ de Hassi Messaoud et grés de Berea). Ce fluide est princi-
palement composé d’une phase continue (gasoil ou n-dodécane), d’une phase discontinue
(saumure), d’argile organophile, d’'un agent mouillant et dispersant ainsi que d’autres ad-
ditifs tels que le réducteur de filtrat, la chaux et le carbonate de calcium CaCO,. Ce
fluide est préparé selon les recommandations API et caractérisé par différentes mesures
(viscosité, contrainte seuil, densité et distillation). Le fluide est laissé au repos durant 16h
avant d’effectuer ces mesures afin de simuler les conditions de circulation dans un puits de
forage et pour stabiliser chimiquement I’émulsion. Les paramétres rhéologiques tels que
la contrainte de cisaillement, la vitesse de cisaillement de toutes les boues préparées sont
mesurées en utilisant un viscosimeétre & vitesses imposées de type Fann 35. La viscosité
apparente Vy, la viscosité plastique Vp et la contrainte seuil Y, sont calculées. La densité
est mesurée a 'aide d'un densimeétre. Quatre types de fluides de forage ont été fabriqués
dont les compositions sont données dans le tableau I11.1. La formulation (I) est une émul-
sion de base contenant un rapport H/E stabilisée par des tensio-actifs (cationiques et non
ioniques) et des argiles organophiles. La formulation (II), en plus de la composition du
fluide (I), contient d’autres ingrédients comme la chaux et un réducteur de filtrat. La
formulation (III) contient en outre du carbonate de calcium. La formulation (IV) contient

la chaux par rapport au fluide (I).
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Tableau III.1: Protocole de préparation des fluides de forage.

| Gas-oil L L L L | |
Versamul | [ | [ | |
(émulsufiant)
Versacoat | | | | 20
(agent mouillant)
Argile | | [ | | 40
organophile VG69
‘ Eau salée ‘ | ‘ [ | ‘ [ | ‘ | ‘ 30 ‘
Versatrol | [ | | 15
(Réducteur de filtrate)
| Cheux | m = | 15 |

CaCO3 ‘ ‘ [ 40

(agent alourdissant)

ITII.3 Caractérisation des fluides de forage

Le fluide de forage préparé sera ensuite divisé en deux parties, I'une fera I’'objet de certaines
caractérisations avant et aprés un vieillissement de plus de 16h. L’autre partie sera destinée

aux tests de déplacements.

I11.3.1 Mesures rhéologiques

La connaissance des carctéristiques rhéologiques de la boue de forage sont d’une impor-
tance capitale pour le bon déroulement du forage et I’'exploitation d’un gisement de pétrole
ou de gaz. Le viscosimétre FANN 35 est un appareil de chantier & cylindres coaxiaux congu
sous le principe de Couette et utilisé pour mesurer les propriétés rhéologiques des boues.
I1 est muni d’un positionneur de vitesses de rotation (600, 300, 200, 100, 6 et 3 tr/min).
Méme si cet appareil n’a pas une bonne précision, il est apprécié pour sa robustesse. Les
normes de I’ American Petroleum Institute " (A.P.I.) le considérent comme l'appareil
de référence pour les tests rhéologiques. Le protocole A.P.I. est le suivant : L’opérateur
doit réaliser les mesures de contraintes aux six vitesses de rotation, il en extrait un rhéo-
gramme. A partir de ce rhéogramme et en appliquant un modeéle de Bingham (fluide a
seuil d’écoulement), il calcule la viscosité plastique Vp (pente du modéle de Bingham),

la contrainte seuil Y, (ordonnée a l'origine) et la viscosité apparente V4 (viscosité a 600
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Tableau I11.3.1.1: Fluide 1 avec différentes concentrations en TA

Fluide { Argile ‘ Tensioactif(%) Paramétres rhéologiques Paramétres rhéologiques
avant veillissement aprés veillissement
\ | VG69(%) | Versamul | Versacoat | Densité | V4(Pa.S) | Vp(Pa.S) | Yp(Pa) [ Va | Vp | Yp |
| Echantillonl| 3 | 04 | 04 | 08 | 135 | 105 | 6 |1475|11.0] 75 |
| Echantillon2| 3 | 04 | 1 | 087 | 120 | 85 | 70 |1675|115] 105 |
|Echantillon3| 3 | 1 | 04 | 08 | 150 | 110 | 80 |1625]11.0] 105 |
| Echantillond | 3 | 1 | 1 | 08 | 160 | 11 | 10 | 195 | 14 | 11 |

tr/min divisée par 2).

Les résultats rhéologiques des boues simplifiées (boues de base) sont obtenus dans un pre-
mier temps a différentes concentrations de tensioactifs (agents mouillants et dispersants)
comme l'indique le tableau I11.3.1.1. Ces mesures sont réalisées avant et aprés vieillisse-
ment. L’échantillon contenant le couple de tensioactif (versamul-versacoat) & parts égales
avec un rapport de (1/1 %) exige une contrainte élevée pour s’écouler (cas de I’échantillon
4), I'échantillon 3 nécessite une contrainte moins importante pour qu’il commence & s’écou-
ler, alors que les échantillons 1 et 2 montrent un comportement rhéologique tres proche
Figure II1.3.1.1a. Ceci est expliqué par le fait que les propriétés rhéologiques V4, Vp et
Y4 augmentent avec la quantité de tensioactif ajoutée. Une quantité importante des ten-
sioactifs permet de diminuer les forces d’attractions entre particules. (tableau I11.3.1.1).

Ces tensioactifs, & une plus grande influence sur les propriétés rhéologiques, en s’insérant

dans les parties hydrophiles en améliorant la stabilité du fluide [53] et en diminuant la

tensité interfaciale entre la phase dispersée et dispersante [33, 47, 140]
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Contraite de cisaillement [Pa]

5— == Fluide 1 avec 3% VG69 stabilisé par 1% Versamul et 1% Versacoat 5 A 5 FEIE 7y s

Fluide 1 avec 3% VGB9 stabilisé par 0.4% Versamul et 1% Versacoat SR T b el et )l

== Fluide 1 avec 3% VG69 stabilisé par 0.4% Versamul et 0.4% Versacoat Fluide 1 avec 3% VG69 stabilisé par 0'4% Versamul et 1;/" Versacoat
o === Fluide1 avec 3% VGB69 stabilisé par 1% Versamul et 0.4% Versacoat 0 = Fluide 1 avec 3% VG609 stabilisé par 1'% Versamul et 0.4% Versacoat
T T T T T {1 T T T T T
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Vitesse de cisaillement [s-1] Vitesse de cisaillement Is-11
(a) (b)

Figure I11.3.1.1: Courbes rhéologiques du fluide 1 a) avant veillissement et b) apreés veillis-
sement.
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Aprés vieillissement, nous remarquons que ’échantillon 4 montre une augmentation de
la contrainte seuil, des viscosités apparentes et plastiques. L’échantillon 1 devient moins
visqueux, alors que les courbes des deux échantillons 2 et 3 sont pratiquement superposées
avec également les mémes contraintes seuil et viscosités plastiques et apparentes (figure
[11.3.1.1b). Ceci montre qu'une diminution de la quantité des couples de tensioactif a

(0.4%) fait chuter les propriétés rhéologiques du fluide.

La figure 111.3.1.2, montre le rhéogramme d’une boue simplifiée avec différents ingrédients.
L’ajout du versatrol a montré un effet négatif sur les propriétés rhéologiques en diminuant
la viscosité et la contrainte seuil. Par contre l'addition de chaux et de carbonate de
calcium CaCO; a permis de changer les propriétés rhéologiques du fluide en augmentant
les viscosités apparentes et plastiques et par la suite la contrainte seuil, ceci est expliqué
par le fait que ces particules stabilisent ’émulsion et augmentent sa densité spécifique

32, 33].

30
25 —
20 —

15 —

10 —

Contrainte de cisaillement [Pa]

=i Fluide 4 a 3% VG69 + 2%( Versamul etVersacoat )+ 1.5% Versatrol

== Fluide 2 a 3% VG69 + 2%( Versamul etVersacoat )+ 1.5% Versatrol
+ 1% chaux

=== Fluide 1 a 3% VG69 + 2%( Versamul etVersacoat )

== Fluide 3 a 3% VG69 + 2%( Versamul etVersacoat )+ 1.5% Versatrol
+ 1%chaux+ 10% CaCO3

T T T T T T |
0 100 200 300 400 500 600
Vitesse de cisaillement [s-1]

Figure I11.3.1.2: Courbes rhéologiques des fluides de forage avec ajout de différents ingré-
dients.

Afin d’étudier Ueffet de la nature de 'argile sur la stabilité du fluide de forage (tableau I11.3.1.2),

nous avons porté sur une méme courbe les différents fluides formulés (Figure I11.3.1.3).
Le fluide 3* contenant de la bentone montre un comportement rhéologique caractérisé par
une contrainte seuil (y, = 13.5Pa) élevée comparée a celle du fluide 3 contenant 1'argile
(VG69) qui présente une contrainte seuil (y, = 10Pa). Ceci est expliqué par le fait que la
bentone présente une bonne dipersion dans le solvant conduisant & une meilleure stabilité
du fluide (voir chapitre 11.3.4) [53].

Ces mémes fluides aprés vieillissement montrent un comportement plus visqueux marqué
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35

=4 Fluide 3 avec |'argile VG69
== Fluide 3 avec l'argile Bentone

30

25

20

Contrainte(Pa)

| | | | | |
100 200 300 400 500 600
Cisaillement(s-1)

Figure I11.3.1.3: Courbes rhéologiques du fluide 3 montrant l'effet du type d’argile et
I’apport de TA.

Tableau II1.3.1.2: Composition des fluides en fonction de la concentration de TA et du type d’AO.

Echantillon | Argile Tensio-actif(%) Parameétres rhéologiques
(3%) Versamul ‘ Versacoat | Densité ‘ Yp ‘ Va ‘ Vp

| Fluide3 | VG69 | 1 | 1 | 093 | 16 |[11] 10 |

| Fluide3* |Bentone | 1 | 1 | 091 [17.75] 11| 13.5|

par une augmentation des parameétres rhéologiques, les viscosités apparentes et plastiques.

Le vieillissement semble aussi déterminant pour la stabilité du systéme.

I11.3.2 Conclusion

D’aprés les résultats de rhéologie présentés précédemment, les fluides de bases ne peuvent
étre stables qu’avec un rapport de TA de 1 :1 de versamul et versacoat. L’ajout d’autres in-
grédient (chaux et CaCOj;) a permis d’augmenter les parameétres rhéologiques (contrainte

seuil, viscosité plastique(V,) et viscosité apprente (Vy)).

Il est & noter que la Bentone & teneur équivalente augmente les différents parameétres
rhéologiques V,,, V4 et Yp par rapport a 'AO VG69. Ce résultat confirme, le résultat
interessant trouvé dans la partie 11.3.4 (SAXS) [53|. Le viellissement des fluides de forage
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améliore la stabilité et donne une idée sur la dégradation de ces fluides.

IT1.3.3 Mesures de filtrats

Les phénomeénes de filtration de la boue de forage sont extrémement importants car ils
conditionnent en partie la vitesse d’avancement du forage; la tenue des terrains forés et
I’envahissement des couches perméables. Les mesures de filtrat sont réalisées selon les
spécifications API, & une température de 250°F et une pression de 500 psi. L’appareil
de mesure est un filtre presse HPHT (haute pression, haute températue), composé d’'une
enceinte chauffante thermostatée, d’'une cellule de filtration d’une unité de pression, d'une
unité de contre pression collectant le filtrat dont 'utilisation est indispensable au-dela
de 200 °F,de joints résistants a haute température et d’'un thérmomeétre. L’opération de
filtration commence lorsque les conditions de filtration sont atteintes (500 Psi,250°F).

L’évolution du filtrat est suivi durant 30 minutes.

Les résultats de filtration des fluides de forage simplifiés préparées au laboratoire sont
donnés sur la figure I11.3.3.1. D’aprés ces résultats, une quantité a part égale de (1%) du
couple de tensioactifs donne une filtration raisonable autour de (25ml). Une diminution
de la concentration de I'un des deux tensioactifs a pour effet d’accroitre le volume de
filtrat car le fluide est moins visqueux. Ce résultat est expliqué par le fait que moins de
tensioactif conduit a l'instabilité du fluide et a la séparation des phases. A cet effet, ce

qui est dense est retenu sur le filtre papier alors que le fluide passe.

Afin d’investiguer le role des autres additifs sur les propriétés de filtration, nous avons
tracé la courbe de filtration API pour différents fluides en ajoutant un additif & chaque pas
comme le montre la figure 111.3.3.2. Selon cette figure, le fluide de base (fluide 1 contenant
1% de versamul et 1% versacoat) montre une filtration faible autour des (5ml) durant
les 15 premiéres minutes avant de s’acroitre rapidement pour atteindre 30 ml a la fin de

I’essai.

L’ajout du versatrol, a permis de limiter le filtrat a environ 18 ml. L’ajout de la chaux
a permis également d’obtenir un volume de filtration qui se stabilise aux alentours de 20
ml. L’ajout des carbonates de calcium montre une filtration inférieure a celle des fluides
précédents (fluide 4 et fluide 2) au cours de la période du test d’API. Le versatrol est un
réducteur de filtrat, ’'ajout de ce produit a permis de diminuer la filtration. L’ajout de
carbonate de calcium CaCO, pour rendre le fluide plus dense stablise la filtration a partir

de 18 min.

Afin d’étudier 'influence du type d’argile sur les tests de filtration, nous avons préparé un
fluide (fluide 3 & VG69), sauf qu’on a remplacé I'argile VG69 par la bentone. On remarque

que le volume de filtration a chuté en atteignant un volume de (8ml) au bout de 30 min
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=tr= Fluide 1 & 3% VG69 + 1% Versamul + 1% Versacoat 43 ml
40 — e Fluide 1 2 3% VG69 + 1% Versamul + 0.4% Versacoat
=== Fluide 1 a 3% VG69 + 0.4% Versamul + 1% Versacoat
=== Fluide 1a 3% VG69 + 0.4% Versamul + 0.4% Versacoat 36 ml
35ml
25 ml
E
(O]
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Figure I11.3.3.1: Courbes de filtration du fluide 1 & différentes concentrations en TA.

30—

v Fluide 3 @ 3% VG69 +2%(Versamul et Versacoat) + 1.5% Versatrol+1% Chaux+ 10% CaCO3
=== Fluide 4 a 3% VGB69 +2%(Versamul et Versacoat) + 1.5% Versatrol

== Fluide 2 a 3% VGB69 +2%(Versamul et Versacoat) + 1.5% Versatrol+1% Chaux

== Fluide 1 & 3% VG69 +2%(Versamul et Versacoat)

Volume [ml]

T T T T T 1
5 10 15 20 25 30
Temps [s]

Figure I11.3.3.2: Courbes de filtration des différents fluides.
(figure I11.3.3.3), nous remarquons également que la diminution de la concentration en

tensioactif de (0.5%) de I'un ou de l'autre (versacoat et versamul) (cas des deux fluides

2* et 2** : tableau I11.3.3.1) a permis de donner moins de filtrat que le fluide 3. On peut
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Tableau II1.3.3.1: Volumes de filtration pour différents fluides & différentes compositions.

| Fluide de forage | Volume de filtrat (ml) |
‘ Fluide 1 + Versatrol ‘ 18 ‘
| Fluide 2 | 20.5 |
| Fluide 3 | 18 |
‘ Fluide 3 & Bentone ‘ 9 ‘
‘ Fluide 2* & 1% versamul et 0.5% versacoat ‘ 13 ‘
‘ Fluide 2** a 0.5% versamul et 1% versacoat ‘ 10.5 ‘

dire donc que le fait de remplacer I'argile VG69 par la bentone améliore la filtration. La
quantité du tensioactif ajouté a un effet considérable sur la filtration, le fait de diminuer
la concentration de (0.5%) a permis de réduire la filtration, cas des deux fluides H et I
(figure I11.3.3.3).

i Fluide 3 & 3% VG69 + 2%(Versamul + Versacaot) + 1.5% Versatrol + 1% Chaux + 10% CaCO3
== Fluide 3 a 3% Bentone + 2%(Versamul + Versacaot) + 1.5% Versatrol + 1% Chaux + 10% CaCO3
== Fluide 2 & 3% VG69 +(1% Versamul + 0.5%Versacaot) + 1.5% Versatrol + 1% Chaux

=== Fluide 2 a 3% VG69 +(0.5% Versamul + 1%Versacaot) + 1.5% Versatrol + 1% Chaux

Volume(ml)

T
5 10 15 20 25 30 35
Temps(s)

Figure I11.3.3.3: Courbes de filtration montrant I'influence du type d’argile et de la quantité
de TA sur le volume de filtration.

I11.3.4 Mesures de distillation

Ces mesures sont effectuées pour déterminer les volumes en huile, en eau et en solides

contenus dans la boue de forage. Un volume de 10cc de la boue est chauffé les vapeurs
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d’eau et d’huile se condensent et sont récuperées dans une éprouvette graduée. La teneur
en solide est obtenue par difference. Les mesures de distillation sur les boues formulées
montrent bien que sur un volume total de 10 cc qui fait 'objet de distillation, le volume
de I'eau récupérée est de 0.5-2 ml environ alors que le volume de I'huile est de 7-9 ml.
Le reste représente les solides comme le montre la figure 111.3.4.1. Ce qui montre que les
fluides préparés sont bien reproduits. Ces tests de distillation ont été réalisés avant les

essais d’endommagement.

Volume (ml)

1.0 15 3.5 4.0

2.0 2.5 3.0
Echantillons

Figure I11.3.4.1: Les mesures de distillation pour différents échantillons .

II1.3.5 Mesures de la stabilité électrique

La mesure de la stabilité électrique (SE) d’une boue a émulsion inverse (eau dans I’huile)
nous renseigne sur la stabilité de I’émulsion et la capacité de mouillabilité a 'huile [33, 47].
La stabilité électrique est mesurée en appliquant une tension alternative sinusoidale entre
deux électrodes plates submergées dans le fluide de forage. Le courant circulant restera
trés faible jusqu’a ce qu’'une tension seuil soit atteinte. A cette derniére, la conductivité
entre ces deux plaques sera établie et le courant augmentera en intensité. Une fois qu’il
atteindra la valeur de 61 uA, le pic de tension sera mesuré et reporté comme stabilité

éléctrique du fluide de forage.

La figure I11.3.5.1 et tableau II1.3.5.1 montrent la variation de la stabilité électrique en
fonction de chaque boue formulée. Nous remarquons que les boues simplifiées ont pratique-
ment une stabilité électrique entre 800-1000 celle-ci augmente en fonction de I'ingrédient
ajouté et atteint un maximum aux alentour de 1500. Les fluides présentant une stabilité

électrique élevée sont généralement stables au cours du temps.

I11.3.6 Conclusion

D’aprés les résultats de filtration, un rapport de TA de 1% donne un faible taux de

filtration. en diminuant la concentration de TA, cela va augmenter le filtrat. L’ajout des
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Figure I11.3.5.1: La stabilité électrique en fonction des échantillons .

Tableau I11.3.5.1: Désignation des échantillons soumis au test de la stabilité électrique.

‘ Désignation ‘ Fluide de forage ‘
‘ Echantillon A ‘ Fluide 1 + Versatrol ‘
| Echantillon B | Fluide 2 (Fluidel+ versatrol+ chaux) |
| Echantillon C | Fluide 3 & VG69 (Fluidel+ versatrol+ chaux + CaCOy) |
|
|
|
|
|

‘ Echantillon D ‘ Fluide 3 & Bentone

‘ Echantillon E ‘ Fluide 3 & Bentone

‘ Echantillon F ‘ Fluide 3 & VG69

‘ Echantillon G ‘ Fluide 2 & VG69

‘ Echantillon H ‘ Fluide 2 & VG69 avec 1% versamul et 0.5% versacoat

particules de CaCO4 conduit a la réduction du volume du filtrat. Ceci est expliqué par le
bouchage rapide des pores du papier filtre par les particules de CaCO, [141]. Le fluide de
forage contenant I’AO Bentone donne un filtrat plus faible que celui formulé & base d’AO

VG69.
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I1I.4 Essais de déplacement

1I1.4.1 Procédure de déplacement

Les essais de déplacement sont réalisés aprés vieillessement des fluides préparés durant
16h et ce afin de retenir que les échantillons qui présentent une stabilité suffisante. L’étape
de la circulation du fluide de forage est une étape cruciale dans la pratique expérimentale.
L’échantillon de carottage doit étre maintenu saturé en saumure afin de remettre 1’'eau
intersticielle. L’installation de I’échantillon dans le porte échantillon exige un traitement
spécial. Le fluide injecté doit étre stable pour ne pas se décanter. La filtration dynamique
a travers I’échantillon est montrée sur la Figure I1I1.4.1.1a. Le chemin de circulation du

fluide de forage est représenté sur la Figure 111.4.1.2.

Les tests d’endommagement de la roche réservoir ont été réalisés en vue de simuler ’en-
dommagement de la roche réservoir par 'invasion du fluide de forage. L’équipement utilisé
est composé des éléments suivants (Figure 111.4.1.1a) : Un porte échantillon de type cellule
Hassler qui permet de garder I’échantillon sous les conditions naturelles de réservoir ( de

pression et de température).

e Le porte échantillon est composé d'un cylindre en acier spécial evidé pour recevoir
I’échantillon enrobé dans un manchon en caoutchouc et de deux embouts permettant la
circulation du fluide a travers I’échantillon. Le confinement se fait par I'injection d’eau a
I’aide d’une pompe dans I’espace annulaire entre la cellule et le manchon. Un régulateur
de pression permet de maintenir la pression a la valeur souhaitée. Trois accumulateurs
(Cellules) a piston, de volume de un (01) litre chacun pour recevoir les differents fluides
(Soltrol 130,boue de forage et autres) a injecter a travers I’échantillon.

e Une étuve dans laquelle sont placés les éléments suscités ainsi que les differents circuits
hydrauliques (Tubings et vannes). Sur le coté droit , & 'exterieur sont fixés les differents
capteurs de pression et les tubes de connexion. Deux pompes seringues de type ISCO
placées en paralleles permettent de génerer une pression allant jusqu’a 10000 psi et un
débit de 36 cc/min. Ces pompes sont utilisées pour pousser le fluide désiré contenu dans
I'un des accumulateurs dans I’échantillon. Un coffret de commande et de contréle des
differents parameétres (Pression et temperature).

e Un ordinateur permettant de gerer, de controler ,de faire des calibrations , d’acquérir

les differents parameétres en temps réel et de faire des simulations.

Aprés le montage de I’échantillon, confiné & une pression de 2500 psi, les cellules A et C
sont remplies de Soltrol 130 dont les caractéristiques sont connues (Viscosité et densité)
et la cellule B est remplie de boue. L’ensemble est porté & une température de 80 °C.

Une fois les conditions de travail atteintes et les pompes seringues remplies, 1'huile est
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drainée pour la remise en place de ’eau interstitielle et la mesure de perméabilité initiale.
Cette derniére est obtenu en injectant le fluide dans le sens production (du gisement vers le
puits) en ouvrant les vannes pneumatiques (REV). S’assurer que le régime est laminaire et
que la pression diffentielle entre I’entrée et la sortie de I’échantillon est stable afin de pou-
voir simuler un écoulement répondant a la loi de Darcy. L’endommagement s’effectue en
injectant la boue dans le sens injection (du puits vers le gisement),ainsi, les vannes pneu-
matiques ( FWD) sont ouvertes et les vannes (REV) fermées. Une pression differentielle de
350 psi est maintenue durant deux(02) heures et ce, pour reproduire les conditions réelles
de forage. Une fois la phase d’endommagement terminée, on procéde au décolmatage de
I’échantillon, en faisant passer le Soltrol 130 dans le sens production jusqu’a stabilisation

de la pression, on détermine ainsi la perméabilité finale (Kf) (Figure 111.4.1.2).

L’essai d’endommagement terminé, I’échantillon est démonté et inspecté et I'épaisseur du

cake mesurée. Le taux d’endommagement est calculé comme suit :

Ki— K
C% = Tf x 100 (11.24)

ou K; et Ky sont respectivement les perméabilités initiales et finales en mD.

Orifice de contrdle de pression

Entrée de boue Sortie de boue
_) I —)

Ce ule e Hasll
L)

'\l

Caouféhouy ¢
e i

L}

Echantillon Caoutchoc Saumure (b)

(a)

Figure I11.4.1.1: Porte échantillon, a) Schéma du porte échantillon, b) Céllule Hasler.

I11.4.2 Les carottes sélectionnés (plugs) :

Les propriétés pétrophysiques des échantillons sont déterminées par les méthodes de labo-
ratoire décrites dans la section III.1. Les résultats obtenus sont présentés sur les tableaux
[11.4.2.1, 111.4.2.2 et 111.4.2.3. La famille 1 comprend des échantillons A(A1,Az), B(B1,B2)
et C issus des puits de Hassi Messaoud présentant des perméabilités bonnes & trés bonnes
et des porosités moyennes a bonnes et rarement faibles. La famille 2 comprend les échan-

tillons prélevés du puits D(Dq,Ds et D3) (Hassi-Méssaoud), les porosités et perméabilités
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Figure I111.4.1.2: Shéma montrant la circulation du fluide lors de I'essai de déplacement.

mesurées sont faibles & moyennes. La famille 3 contient les échantillons de grés homogéne
de BEREA (GB : GBy, GBy, GB3, GB4 et GB;)(USA). IIs presentent des caractéristiques
moyennes a bonnes : des perméabilités oscillant entre 70 et 110 mD avec une porosité
moyenne de 18%. Ces échantillons (plugs) font I'objet des essais de déplacements utilisant

les différents fluides préparés et caractérisés précédemment dans la section II1.2

111.4.3 Reésultats expérimentaux

Lors des essais de déplacement, nous avons obtenu des résultats présentés dans le tableau 111.4.3.1.
Ces résultats représentent, le débit du fluide de forage traversant ’échantillon (Q), la
pression différentielles (AP) et la perméabilité finale (de retour : Ky). Le ratio d’endom-

magement (DR) est calculé par la formule Equation I1.24.

I11.4.3.1 Effet de la pression différentielle sur le ratio d’endommagement

Comme mentionné précédemment, ’endommagement d’un forage pétrolier est décrit en
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Tableau I11.4.2.1: Caractéristiques pétrophysiques des échantillons de Hassi Messaoud en
provenance des puits A(A1,A5), B(B1,Bs) et C.

Carottes issues | Diamétre | Longueur | Section | Poids | Porosité K.air densité
du puit [em] [em] em?] | [er] %] [mD] | [gr/cm’]
Ay 4,000 4,652 | 12,560 | 132,52 | 1597 | 1318,625 | 2,70
A, 4,009 4562 | 12,617 | 132,17 | 14,00 | 86,457 | 2,67

B, 3,807 4575 | 11,377 | 11358 | 17,39 | 82,567 | 2,64
3,990 4815 | 12,497 | 146,78 | 10,26 | 452,711 | 2,72

| | |
| | |
B | 3,810 | 4350 | 11,395 | 99,54 | 24,15 | 385118 | 2,65 |
| | |
| | |

Tableau I11.4.2.2: Caractéristiques pétrophysiques des échantillons de Hassi Messaoud en
provenance des puits D(Dq,Dq et Dj).

Carottes issues | Diameétre | Longueur | Section | Poids | porosité | K.air | Densité
du puits D [cm] [cm] [em?] g1 [%] [mD] | [gr/cm?]

| D, | 3,990 | 4580 | 12,497 | 132,18 | 11,60 | 64,082 | 2,61 |

| D, | 4,000 | 5,020 | 12,560 | 14542 | 1245 |91,631| 2,63 |

| Dy | 3,990 | 4,806 | 12,497 | 143,07 | 9,76 | 16,736 | 2,64 |

Tableau I11.4.2.3: Caractéristiques pétrophysiques des échantillons de Grés de Beréa (GB :
GBl, GB27 GB3, GB4 et GB5)(USA)

Carottes issues Porosité | Perméabilité | Densité
des Gres Beréa (GB) | |%)] [mD| lg/cm?]
| GB, | 1840 | 109,67 | 2,65 |
| GB; | 1840 | 9964 | 2,66 |
| GB; | 1984 | 76,77 | 2,66 |
| GB, | 1890 | 70,02 | 267 |
| GBs | 1954 | 8376 | 2,68 |

termes de réduction de la perméabilité de la formation réservoir exprimant la différence
entre la perméabilité initiale et finale selon Equation 11.24. Les résultats expérimentaux

obtenus lors des tests de colmatages sur I’échantillon Dy de Hassi-Messaoud et 1’échantillon
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Tableau I11.4.3.1: Description des résultats expérimentaux incluant le nom d’échantillon,le fluide ap-
pliqué, le débit, la perméabilité, la porosité, ratio d’endommagement et la pression.

Echantillon|Fluide No. Débit Permeabilité|Porosité|ratio d’endomagement |[Pression differentielle
Q [m?/s] ky [m?] ¢ [%] DR [%] AP [MPal
\ D, \ 3 26.70 x 107°| 9.04x107 ™ | 1245 | 67.61 | 0.128 \
\ D, \ 2 |310x 1077 | 6.32x107 ™ | 11.60 | 20.40 \ 2.36 \
|  GB1 | 2 | 7.67 x 107° | 10.9x107™ | 18.40 | 33.33 \ 0.77 \
| GB: | 2 |1.14 x 1077 | 9.84x107 ™ | 18.40 | e \ 0.48 \
|  GBs | 2 10.26 x 1077 | 7.58x107"* | 19.84 | 48.67 \ 0.24 \
| GBs | 2 |1.39x 1077 | 6.92x107 " | 18.90 | 42.86 \ 0.96 \
| GBs | 2  |064x107%| 827x107" | 19.54 | 83.33 \ 0.88 \

de Grés de Beréa GB, et Grés de Beréa GBj3 par le fluide de forage #2, nous permettent
de conclure que le ratio d’endommagement augmente avec une diminution de la pression

différentielle. Il est a noter que DR diminue quand AP augmente.

Une raison possible de cette diminution est qu’avec 'augmentation de AP, plus de force
agissant sur les particules solides contenues dans le fluide de forage permettent de péné-
trer dans les pores lorsque ces fluides traversent 1’échantillon. En conséquence, les grosses
particules qui sont plus grandes que la taille des pores se déposent sur ces derniéres cau-
sant ainsi le colmatage de la roche réservoir [125]. Pour les petites valeurs de la pression
différentielle, les particules solides ne sont pas fermement maintenues du fait que moins
de force agissant sur eux et ils se détachent facilement au cours de ’écoulement de retour

(solvant) par rapport a U'injection du fluide de forage.

Ces résultats sont trés surprenant car il est reconnu que I’endommagement de la formation
augmente avec la pression différentielle. Dans notre cas (pour quelques plugs suscités),
nous avons trouvé un phénomeéne tout a fait inverse, due peut étre a la nature du fluide
utilisé dans le processus de colmatage de la roche réservoir. Les plugs cités dans cette sec-
tion (effet de la pression différentielle) sont colmatés avec un fluide de forage ne contenant
pas d’agent alourdissant CaCO,. Pratiquement il y a de faibles quantités de particules
solides qui s’infiltrent dans la formation avec I'augmentation de la pression. Dans le cas de
I’échantillon Dy de Hassi-Messaoud colmaté avec le fluide 3 contenant du carbonate de cal-
cium CaCO4 nous avons enregistré un accroissement de I’endommagement. Ces résultats

obtenus dépendent aussi de la teneur en solide du fluide de forage [32, 142].

I11.4.3.2 Effet des propriétés pétrophysiques sur le ratio d’endommagement
L’endommagement de la formation est étroitement lié aux propriétés pétrophysiques de la
roche. Les roches les plus perméables montrent un endommagement important comparées

avec celles qui le sont moins. Ce phénomeéne est remarqué sur les échantillons By et A
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issus du champ de Hassi Messaoud possédant des perméabilités supérieure & 380 mD. Ces

échantillons ont donnés un ratio d’endommagement de 64% et 90.55% respectivement
tableau I11.4.3.3.

I11.4.3.3 Effect du débit d’écoulement du fluide a travers la roche sur le ratio

d’endommagement

Nous avons aussi remarqué que le ratio d’endommagement diminue avec ’augmentation
du débit du fluide de forage. Ceci est observé pour les échantillons Hassi-Messaoud No
D4, Grés de Beréa No GBs et Grés de Beréa No GB3 endommagés respectivement par le
fluide de forage # 2 (tableau 111.4.3.1). Comme indiqué précédemment, cela est en relation
directe avec la pression différentielle. Pour les hautes pressions, les plus grosses particules
sont retenues sur la surface de I’échantillon et, de ce fait, un grand volume de filtrat de
fluide de forage peut circuler facilement a travers la formation. D’autre part une faible

pression conduit a une faible vitesse d’écoulement de fluide de forage [143].

111.4.3.4 Effet de la nature du tensioactif sur le ratio d’endommagement

Fondamentalement, il est reconnu dans le domaine pétrolier que le ratio d’endommage-
ment différe d’'une formation & une autre, méme si ces formations présentent les mémes pa-
rameétres pétrophysiques. Dans cette sous-section, nous avons sélectionné des échantillons
avec des propriétés pétrophysiques similaires. Ces échantillons ont été endommagés par
les fluides de forage de méme composition mais contenant différents ratios de tensioactifs
et désignés fluide # 2, fluide # 2* (fluide 2 avec 0.5% versamul et 1% versacoat) et fluide
# 2% (fluide 2 avec 1% versamul et 0.5% versacoat) (tableau III.1 et tableau I11.4.3.1).
Il est utile de préciser que les échantillons de grés Berea sont bien connus pour étre des
roches homogeénes. C’est pourquoi nous nous concentrons sur ces échantillons et ensuite
on les compare a celles des échantillons de Hassi Messaoud. L’échantillon de grés Berea
No GB; est colmaté par un fluide de forage # 2 contenant deux tensioactifs cationique et
non-ionique (2 % de Versamul et de Versacoat). Le ratio d’endommagement obtenu est
de 'ordre de 33 %. L’échantillon de grés Berea No GBy et grés Berea No GBj colmatés
avec les fluides de forage # 2* et # 2** qui ont la méme composition que le fluide 2 mais
contenant respectivement (1% de Versamul et 0.5% Versacoat) et (0.5% de Versamul et
1% Versacoat) ont donnés des rapports d’endommagemnts de 42.86 % et 83,33 %, res-
pectivement. Cette différence peut étre expliquée par le fait que le fluide # 2 avait une
meilleure stabilité que les fluides #2* et #2**. En effet ces fluides contiennent moins de
tensioactif, ce qui favorise la séparation de phase et 'instabilité du fluide de forage. Ces
tensioactifs libres seront préférentiellement adsorbés sur les surfaces de roche, en réduisant

la perméabilité et en augmentant le ratio d’endommagement [144-146].
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L’échantillon de grés Berea No GB, est colmaté avec un fluide le forage # 2* contenant
1 % de Versamul et 0,5 % de Versacoat donne un ratio d’endommagement de 42,86 %
comparé a I’échantillon de grés Berea No GBj; colmaté avec le fluide # 2** contenant 0.5
% de Versamul et 1 % de Versacoat. Ce dernier cas donne un rapport d’endommagement
de 83,33%. Il est connu qu’une grande quantité d’agent mouillant conduit & de grande

variations de la mouillabilté de la roche, ce qui augmente le taux d’endommagements [147|

I11.4.3.5 Influence du gonflement des argiles sur le taux d’endommagement
Nos conclusions s’appuient sur les résultats de la technique SAXS présentés dans le cha-
pitre précédent 11.3.4. A cet efffet, nous avons réalisés des essais d’endommagement en
utilisant des fluides de composition similaire mais qui différent par les agents viscosifants
ajoutés : l'argile VG69 ou la bentone (composition selon le fluide 3). Le colmatage des
deux échantillons D3 et D5 issues du champs de Hassi Messaoud avec le fluide 3 contenant
les deux argiles la bentone et la VG69 respectivement a conduit a des ratios d’endom-
magement de 15.15% et 67.61% respectivement (Figure 111.4.3.1 et tableau 111.4.3.2). Sur
la base des résultats obtenus par la technique SAXS, la Bentone posséde la meilleure
aptitude au gonflement (1'espace interfeuillet <d> élevé) et a la dispersion (le nombre de
feuillets <N> faible) dans I’émulsion par rapport a la VG69 [53]. Selon la distribution
du réseau poreux, les particules de grande taille se déposent dans les pores (cas de la
Bentone), alors que celles de taille inférieure s’infiltrent plus profondément dans la for-
mation et bloquent la communication entre les pores (cas de la VG69) [32, 110]. Lors
des tests de retour de perméabilité, en phase back flow, le fluide & base de la Bentone se
nettoie facilement par rapport a celui contenant I'argile VG69. Ce qui explique le taux de
colmatage élevé lié a cette derniére. La méme remarque est valable pour les échantillons
du grés de beréa No GB; et No GBj3 colmaté avec le fluide 2 viscosifié avec la VG69 et la
bentone respectivement qui ont donnés un ratio d’endommagement de 33.33% et 48.67%
respectivement (tableau I11.4.3.1, tableau 111.4.3.2).

Tableau I11.4.3.2: Ratios d’endommagement des échantillons issus des puits Dy, D3 et de
ceux de grés de Beréa (GB)

| Fluide de forage | Plug | DR(%) |
| Fluide3aVG69 | Dy, | 67.61 |
| Fluide 3 a Bentone | D3 | 15.15 |
| Fluide 24 VG69 | GB, | 48.67 |
| Fluide 2 4 Bentone | GB3 | 33.33 |
I11.4.3.6 Influence du volume de filtration L’endommagement de la formation

est étroitement lié au volume de filtration du fluide de forage a travers la formation ré-
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—=-- Echantillon Grés de Beréa GB3 colmaté avec le fluide 3 avec VG69
—~— Echantillon Grés de Beréa GB1 colmaté avec le fluide 3 avec Bentone
—a&— Echantillon Hassi Mesaoud D3 colmaté avec le fluide 3 avec Bentone
—o— Echantillon Hassi Mesaoud D2 colmaté avec le fluide 3 avec VG69

Perméabilité [mD]

(o] 2000 4000 6000 8000
Temps [s]

Figure 111.4.3.1: Courbes de perméabilités initiales et finales pour les échantillons issus
des puits Dy, D3 et GB; et GB;.

servoir. Pour cela nous allons faire un tour d’horizon sur les paramétres influencants le
volume de filtration et par la suite sur 'endommagement de la formation en réduisant
sa perméabilité finale. Nous avons sélectionnés alors quelques échantillons en provenance
des différents puits colmatés par des fluides de forage de différentes compositions. Selon
le tableau II1.4.3.3, on remarque que plus le volume de filtrat du fluide de forage est
important, plus le ratio d’endommagement est important et cela pour les deux échan-
tillons A(A1, As). Ceci est lié directement a la pression (AP) appliquée sur le fluide. Les
pressions élevées conduisent & un volume de filtration important donnant ainsi un ratio
d’endommagement important [125, 133|. Pour le cas des échantillons B(Bj, Bs), D; et Dg,
le ratio d’endommagement diminue avec ’augmentation de la pression. Ceci est peut étre
lié aux types et composition du fluide de forage [32, 33| et aux propriétés pétrophysiques

de la roche.

I11.5 Conclusion

Dans la premiére partie de ce chapitre, nous avons étudié la caractérisation rhéologique
ainsi que la filtration statique des fluides de forage formulés dans le but de réaliser des
tests d’endommagement sur les roches réservoir. Une boue simplifiée selon le protocole de
préparation(1), contienant des quantités de tensio-actif versamul et versacoat de (1%) et

également avec (3%) d’argile VG69, a montré des propriétés rhéologiques meilleures avant
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Tableau I11.4.3.3: Paramétres d’endommagement des échantillons issus des puits Ay, As,
By, Ba, Dy et Ds

Puits Fluide Volume AP Permeablhte DR
Pa %
‘ Bi ‘ Fluide 1 avec 0.4% versamul + versacoat ‘ 10 ‘ 1.08 ‘ 385.118 ‘ 64 ‘
‘ B ‘ Fluide 1 avec 0.4% versamul + 1% versacoat ‘ 4.86 ‘ 0.79 ‘ 82.56 ‘ 72 ‘
‘ Ay ‘ Fluide 1 avec 1% versamul + 1% versacoat ‘ 12.48 ‘ 2.70 ‘ 1318.62 ‘ 90.55 ‘
‘ Ay ‘ Fluide 1 avec 1% versamul + 0.4%versacoat ‘ 9.5 ‘ 1.64 ‘ 86.45 ‘ 70.00 ‘
| Dy | Fluide 2 | 6348 | 236 | 64.082 | 20.40 |
| Ds | Fluide 3 & Bentone | 135 | 0409 | 16.73 | 30.30 |

et aprés vieillissement par rapport aux boues contenant moins de tensio-actif (versamul et
versacoat). Cette méme boue a montré la filtration statique la plus faible par rapport aux
autres boues avec un volume de filtration de 20 ml. L’ajout d’additifs supplémentaires
a cette boue siplifiée a permit d’améliorer les propriétés rhéologiques de contrainte seuil,
viscosité et densité et ont donné des résultats similaires a ceux des fluides utilisés sur
chantier. Efin, nous avons évalué l'effet de la nature de 'argile sur le comportement
rhéologique et sur la filtration. Pour cela, nous avons utilisé deux argiles VG69 et la
bentone de nature et structure différente. Nous avons remarqué que la bentone donne
des propriétés rhéologiques et de filtration nettement mielleures que celles obtenues avec

Iargile VG69 conférant au fluide émulsionné une meilleure stabilité.

Dans la deuxiéme partie, nous avons utilisé ces boues formulées et caractérisées pour réa-
lisés des tests d’endommagement sur des échantillons en provenance des différents sites
de Hassi Messaoud. Nous avons analysé les résultats d’endommagement en terme de ré-
duction de la perméabilité finale lors de la réinjection du fluide de forage dans le sens de
production. Pour cela, nous avons fait un tour d’horizon afin de mieux comprendre les
parameétres qui semblent étre a l'origine de cet endommagement. En premier lieu, nous
avons étudié l'effet de la composition du fluide de forage sur I’endommagement. Nous
avons constaté que l'ajout des particules solides de viscosifiant, densifiant et réducteur de
filtrat a chaque étape permet d’augmenter davantage le ratio d’endommagement. Dans
la deuxiéme étape, nous avons mis en évidence U'effet des propriétés pétrophysques (per-
méabilité et porosité) sur 'ampleur de 'endommagement. Nous avons remarqué que ces
propriétés ont un effet majeur sur 'endomagement de la roche réservoir, les roches les
plus perméables donnent un ratio d’endommagement plus important que celles qui le sont
moins. Nous avons également étudié l'influence de la pression différentielle sur I’endom-
magement de la roche réservoir, et avons montré qu’'une augmentation de la pression fait
chuter le ratio d’endommagement. Ceci reste valable que pour les carottes endommagées

par un fluide ne contenant pas des particules densifiants CaCO;. Enfin, nous avons montré
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en étudiant 'influence du volume de filtration sur ’endommagement que ce dernier est en
lien direct avec la pression différentielle. Nous avons constaté qu’une forte pression conduit
a un volume de filtration plus important et un ratio d’endommagement également plus
important. Il a été remarqué que 'argile présentant une meilleure aptitude au gonflement

et a la dispersion donne un endommagement faible.
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Chapitre IV

IV  Modélisation mathématique du phénoméne d’en-

dommagement :

Introduction :

L’analyse de I'endommagement de la roche au cours des opérations de forage est un
processus fastidieux qui exige a la fois de conduire des test expérimentaux et de compléter
par une phase de modélisation et de calculs numériques. Les travaux d’expérimentation
donneront une idée sur la réduction de la perméabilité et de la porosité, alors que la
partie modélisation est une tache importante dans les problémes d’endommagement qui
compléte la partie expérimentale. Dans ce chapitre, un modeéle pour la simulation de
I’écoulement du fluide de forage & base d’huile, sera décrit. Ce modele mathématique
permet d’estimer 'ampleur de I'endommagement dans la roche réservoir et ce par le
calcul de la perméabilité, ’épaisseur de cake, la concentration du filtrat de fluide, le
facteur de skin et le rayon d’endommagement. L’endommagement de la roche réservoir a
lieu lors de I'invasion du fluide de forage autour du puits durant les opérations de forage.
Comme on 'avait déja mentionné dans le chapitre III, I'injection du fluide de forage a
pour but d’assurer certaines taches principales tels que : le refroidissement de 'outil de
forage, la lubrification de l'outil, la réduction des forces de frottements et le transport
des débris broyés au fond du forage a la surface. Cependant, les particules fines ainsi
que le filtrat du fluide peuvent envahir la zone autour du puits et endommager ainsi la
formation réservoir. Les procédés de forage des puits pétroliers sont accomplis par des
techniques de sus-pressions ou sous-pression. Les deux techniques ont des avantages et ou
/inconvénients. Dans le cas de sus-pression, la pression du fond de puits est maintenue au
dessus de celle du fluide de réservoir afin d’empécher les venues des fluides de réservoir
dans le puits. Par conséquent, une pression élevée va permettre aux particules solides et
au filtrat d’envahir la zone autour du puits et endommager par la suite la formation avec

la création d’une couche protectrice appelée filtre cake sur la face du puits. Ceci peut étre
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évité en travaillant dans des conditions de sous-pressions. Cette technique est accomplie
en utilisant un fluide de forage moins visqueux comme les fluides a base d’huile qui sont
moins visqueux que les fluides a base d’eau et ou les fluides & mousse. Les puits forés avec
les conditions de sous-pressions sont avantageux dans le cas des formations a perméabilité
élevée, des zones fracturées naturellement, des formations hétérogénes, des formations
argileuses sensibles aux différentes formulations chimiques [144, 148, 149]. Cependant,
cette technique ne peut pas prévenir totalement la formation contre I'’endommagement,
car les conditions de sous-pressions ne peuvent pas étre maintenues le long du processus de
forage et de ce fait, certains fluides de forage peuvent envahir la zone productrice par les
effets d’imbibition et endommager la formation. Pour cette raison, la couche protectrice
formée sur la face du puits durant les conditions de sus-pressions est trés bénéfique. La
prédiction des conditions autour du puits telles que le filtrat du fluide de forage, I'invasion
des particules fines est importante pour une estimation précise du contenu du réservoir

pétrolier.

Lors de I'invasion du fluide de forage a travers la roche réservoir, le filtrat de fluide va
se mélanger et/ ou va dépalcer le fluide de réservoir, ceci va créer une zone endommagée
autour du puits [150-153]. Cette invasion augmentatera la saturation en eau de la for-
mation endommagée durant toute la durée d’exposition de cette zone au fluide de forage
comme le montre la Figure IV.1. Par conséquant, la saturation en huile de cette zone
diminuera, ce qui va diminuer la perméabilité effective et causera une sévére diminution
de la productivité du puits [109, 148].

Le filtre cake se produit dans la plupart des réservoirs pétroliers durant le processus d’ex-
ploitation. Le fluide de forage contient des particules de différentes tailles, les particules de
grandes tailles forment le squelette du filtre cake alors que les fines particules se déposent
a l'intérieur des pores formés par les grosses particules (Figure IV.2b). Le cake formé peut
subir un processus de compaction sous l'effet des forces de frottement du fluide de forage
[154-159] et du coup, les paramétres essentiels tels que la porosité, la perméabilité et

I’épaisseur du filtre cake varient ce qui influe sur le processus de filtration (Figure 1V.2a).

Deux types de filtrations peuvent étre envisagés, la filtration statique et la filtration
dynamique. La filtration statique a lieu, lorsque le fluide de forage est appliquée a la
surface du cake sans qu’il y ait un écoulement transversal [160]. Cependant, les particules
se déposent continuellement pour former un cake épais. La filtration dynamique, se produit
lors de la circulation du fluide de forage dans le puits pétrolier. Durant ce temps, un cake
va se former dont ’épaisseur et la structure dépendent de deux facteurs importants : la
quantité de particules solides déposées et le taux d’érosion causé par les contraintes de
cisaillement générées par I’écoulement de fluide de forage dans le puits pétrolier [110, 161].
Cependant I'épaisseur de cake varie et se stabilise lorsqu’un équilibre est atteint entre les

forces d’érosion dues a 'outil de forage d'un coté et le dépot des particules de 'autre.
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Figure IV.1: Représentation schématique détaillée des différentes zones et ainsi que le pro-
fils d’invasion du filtrat du fluide de forage dans la formation autour du puits a différents
temps [116].
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Figure IV.2: Processus de formation de cake dans le forage pétrolier a) Circulation du
fluide de forage et formation du cake [162] b) Méchanismes de formation de cake [116,
161, 163]

Dans cette partie, un modeéle mathématique a été appliqué pour simuler 1’écoulement du
fluide de forage & base d’huile injecté a travers la roche réservoir. Ce modéle, permet

d’estimer le débit du fluide injecté et I’épaisseur du cake formé au cours du temps. A
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partir de ces parameétres, on va pouvoir déterminer la concentration du fluide dans la roche,
estimer le facteur de skin et enfin déterminer le rayon d’endommagement. Le modéle utilisé
considére deux types d’écoulement : '’écoulement linéaire (longitudinal) et I’écoulement

radial.

IV.1 Modéle mathématique

IV.1.1 Hypothéses du modéle

Les hypothéses utilisées pour construire le modéle sont les suivantes :

e Le fluide de forage a base d’huile est injecté uniformément a travers la section du plug;
e L’invasion du fluide de forage a travers la roche réservoir est supposée monophasique,
e Le fluide injecté traverse la roche avec un débit constant ;

e [’écoulement est supposé isothermique ;

e La pression d’injection du fluide de forage a travers la roche est supposée constante ;

Les propriétés pétro-physiques (porosité et perméabilité) de la roche au cours de I'in-

jection du fluide de forage sont supposées inchangées ;

IV.1.2 Formulation mathématique pour le cas longitudinal (linéaire) :

Durant 'injection du fluide de forage a travers I’échantillon un filtre cake d’une épaisseur
fine sera formé (cake externe) sur la surface d’un plug avec éventuellement un cake interne
comme le montre la Figure [V .2a.

Dans cette partie, nous décrivons le modéle mathématique utilisé pour simuler ’'invasion
du fluide de forage a base d’huile. Cette invasion a travers la roche réservoir est basée sur
le principe du bilan massique des particules dans le filtre cake [152, 164]. Elle est donnée

par la formule ci-dessous :

—ppEs—s = Ry (111.25)

ou :

pp : La densité des particules;

g5 : La fraction volumique des particules du cake;

R, : fraction massique des particules déposées pour former le cake;
t : Le temps

xc : I’épaisseur du cake formé
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La fraction volumique des particules du cake est donnée par la formule ci-dessous :

es=1— ¢, (111.26)

tel que ¢, représente la porosité du cake.

La fraction massique des particules déposées R,s pour former le cake est calculée comme
suit [152, 164] :

R,s = Kguccy — ke(Espp)e(Ts — Ter ) U (Ts — Ter). (I11.27)

tel que :

Ky : Coeflicient de déposition des particules;

u. : Flux volumétrique de filtration ;

k. : Coeflicient d’érosion;

¢y : Masse des particules contenues dans le fluide de forage;

Ts : La contrainte appliquée par le fluide de forage sur la surface du cake.

Ter - La contrainte critique minimale pour détacher une particule du cake.

Le flux de filtration u, est donné par :

(I11.28)

q : Débit du fluide traversant la roche réservoir;

a : La section de 1’échantillon.

Selon I'équation I11.27, la quantité (7..), est composé de deux parties, la premiére repré-
sente la proportion de particules déposées qui est proportionelle & la masse des particules
transportées par le fluide a travers le filtre cake, la deuxiéme partie décrit le taux d’érosion
des particules du filtre cake lorsque ce dernier est soumis aux forces du fluide de forage.

L’érosion a lieu lorsque la contrainte 7, appliquée par le fluide excéde une contrainte cri-
tique minimale 7., pour pouvoir détacher les particules de la surface du cake. La contrainte

de cisaillement est donnée par la formule suivante [152, 164] :

7o = K'(8u)™" (I11.29)
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K’ : Coefficient de consistance ;
n' : Indice d’écoulement ;

v : Vitesse tengentielle du fluide sur la surface du filtre cake;

Selon I’équation I11.27, 7., représente la contrainte de cisaillement critique. Cette derniére,
est fonction de plusieurs facteurs tels que : la dureté de la surface et les forces d’adhésions

des particules sur celles détachées. Elle est évaluée comme suit [152, 164] :

) (I11.30)

Ou:

H : Constante de Hamaker ;
D : Diameétre moyen des particules;

1 : Distance séparant les particules dans le filtre cake.

U(1s — Ter), décrit la fonction d’étape de Heaviside tel que :

{_ (1Ls1)

U(ts —Ter) =1 si Ts > Tep.

(&spp)e :La masse des particules contenues par unité de volume sur la surface du cake. Le
taux d’érosion est directement lié & cette masse. En d’autres termes, il n’y aura érosion
que si le cake se forme. Les propriétés de ce dernier sont supposées constantes et, de ce

fait, K. (coeflicient d’érosion) et ({5p,). sont reliés par la formule suivante|152, 164] :

K. = Kc(§spp)e (I11.32)
De ce fait, ’équation II1.27 est simplifié comme suit :

R,s = Kquccy — ke(7s — 7o) U (75 — Tor ) H (). (I11.33)

H (&), une fonction lié directement au cake formé, de sorte que :

{H@ =0 s 0=0 (I11.34)

H) = 1 si §>0.
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Ou 6, représente 1’épaisseur du cake formé. Celle-ci est evaluée par I’équation suivante :

d =z, —xcC (II1.35)

Selon Civan [164], I'équation II1.25 peut étre reformulée comme suit :

D 4y B s3>0 (II1.36)
di
KdC
A- B 111.37
(1 - ¢C)ppa ( )

f(e(TS — Ter)U (s — Tor ) H ()

b= L op

- Ke(Ts - TC'I‘)U(TS - TCT)H((S) (I]:[38)

Le filtre cake formé dépend du débit de filtration ¢(t). Pour résoudre I’équation I11.36, le
débit de filtrat traversant la formation doit étre estimé. Pour cela, en appliquant 1’équa-
tion de Darcy pour I’écoulement linéaire, le gradient de pression est donné par la formule

suivante :

dp frru
— = I11.39
Ox k ( )
L’intégration de I’équation de Darcy entre les limites
Pa:zO Px:L;
et (I11.40)
X=0 r=1L
a t=0 qui correspond & z. = 0 donne ce qui suit :
0)L
Pog— Py = -T2 (2( ) (I11.41)
a

L’intégration de 1’équation de Darcy a t=t pour les conditions aux limites suivantes :

et (I11.42)
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Cela nous donne I’équation suivante :

P:Jc:fxc - P:Jc:L = q(t)/'tf (:L‘C(t) + %) (III4S>

Comme la pression est supposée constante durant la formation du cake, les équations

[11.41 et II1.43 sont équivalente a tout moment c-a-d que

Px:(] - Px:L — P:v:fzc - Pa::L

De cette égalité, on peut determiner le débit d’invasion q(t) comme suit :

q0)  kalAp  k.Jk
xc(t) B Tc
N

q(t) = (I11.44)

A vpartir des équations II1.28 et I11.44, on peut déterminer la vitesse de filtration u(t)

comme suit :

u(t) = FAP__ke/k (I11.45)

el (k| ()
He (k_+T)

De I'équation II1.44, le débit d’invasion est fonction du temps, par remplacement dans

I’équation II1.36, I’équation donnant le cake formé au cours du temps devient alors :

dr, _ kac,kAp ke/k (111.46)
dt prL(1 = ¢c)pp (kﬁ + ch(t)>

Dans le cas des écoulements non newtoniens, un nouveau terme est ajouté a I’équation

de Darcy [116]. Selon Forchheimer, cette équation devient :

—dp _p 2
— == I11.4

Tel que 8 représente le coefficient d’inertie égal a :

T

=1,92.10*
f=19 0¢k,

(I11.48)

ou : 7 est la tortuosité.

En remplagant la vitesse de filtration (u) par sa valeur dans I’équation II11.28, nous obte-
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nons alors

d
S Z_fqa (IT1.49)

L’intégration de cette équation avant et aprés la formation du cake nous donne :

pL pByL
e : I11.50
Pe=Pe= "o+ 0o ( )
kfxc ML ﬁcxc pﬁfL 2
c—pe=[1 £ 1 I11.51
Pe—p ( + kCL) akq+< +BfL) o (II1.51)

L’égalité entre les équations I11.50 et II1.51 permet de calculer le débit :

32 22 ARA
_ Py Aw (IIL.52)

1 241
Tel que :
& = (BsL; + Bore) 5 (IIL53)
o (1 N lzfsz) Z_g (I11.54)
o <qusz N p@(iﬂ%) (IIL.55)

Une fois le débit du fluide et I’épaisseur du cake formé au cours du temps evalués, ils

seront utilisés pour estimer la concentration du filtrat de fluide dans la roche réservoir.

IV.1.3 Modéle de distribution du filtrat du fluide de forage

Afin d’évaluer 'ampleur de I'endommagement dans la formation réservoir, le parameétre
fondamental permettant de donner des informations sur I’endommagement est le facteur
de skin (s). Ce dernier dépend lui aussi de deux facteurs critiques, le rayon d’invasion
(rayon d’endommagement) et la réduction de la perméabilité de la zone envahie. Pour
estimer ces parameétres, la distribution du filtrat du fluide dans la formation doit étre
évaluée. La concentration du filtrat dans la roche dépend de la dispersivité de la formation,

la porosité, la vitesse de filtration et le temps de contact fluide-roche.
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IV.1.4 Hypothéses du modéle de filtration :

e La vitesse de filtration du fluide est supposée uniforme le long de ’échantillon ;
e Le milieu est supposé isotrope et homogéne ;
e Le fluide est incompressible ;

e La porosité est homogeéne

Le modeéle décrivant la distribution de la concentration du filtrat du fluide pour un systéme

d’écoulement linéaire est donné par 1’équation suivante [129, 164] :

oC _ PC u(t)  aC

— = — —, t>0,0<ax<L I11.56
ot 92 (1— S, 0z’ oS (I11.56)
Les conditions initiales & t=0
C(z,0)=0,0<z <L (II1.57)
Les conditions aux limites (t>0) sont :
C(0,t) = Cy (II1.58)
et
C(L,t)=0 (II1.59)

Dans 'équation (II1.56), la vitesse de filtration u(t) a été déterminée par les équations
(II1.45) et (IIL.46).

D : coeficient de diffusion.

Des études antérieures ont montré que ce coefficient de diffusion ai lieu lorsqu’un fluide

traverse un milieu poreux [165-169].

Perkins, a traité la diffusion moléculaire dans les fluides miscibles. Celle-ci est compo-
sée de deux termes, la dispersion longitudinale et la dispersion transversale. Ces deux

coefficients sont donnés par les formules 111.60 et I11.61 respectivement [165].

Dy
K =—+1. d III.
! Fo + 1.75Ud,, (I11.60)
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Dy
K, = =2 +0.55Ud 11161
1= g +055UG (111.61)

BAKER [166] a réalis¢ des essais de déplacements sur des fluides miscibles (benzéne et
metaxyléne) de caractéristiques physiques différentes (viscosité et densité). Il a noté que
le coefficient de dispersion augmente avec l'augmentation de la vitesse. Le coefficient de

diffusion est donné par la formule I11.62.

K =aU"0 20 (I11.62)

Ce phénomeéne a été confirmé par Donaldson [167], en utilisant une expérience simulant
I'invasion du fluide de forage a travers la formation par un piston. Ce dernier permet de
pousser le fluide de la formation par l'invasion du filtrat de fluide de forage. Il conclut
que le coefficient de dispersion, D, est composé de deux paramétres : le coefficient de

convection-dispersion (D) et le coefficient de diffusion moléculaire (D,,) :

D =D, + D, (111.63)

Le coefficient de diffusion moléculaire est supposé négligeable, tandis que le coefficient de
convection-dispersion est significatif durant la filtration du fluide de forage. Une relation

empirique donnant le coefficient de convection-dispersion a été proposée [167-169] :

D. = fuf (I11.64)

f et g sont des paramétres empiriques. Les valeurs moyennes de f et g sont 51.7 et 1.25

respectivement.

Le coefficient de diffusion intervient lorsque deux fluides sont en contact, I'un des fluides
étant déplacé par 'autre. En général, trois mécanismes différents sont responsables du
développement de la zone mixte (contact de deux fluides), la diffusion moléculaire, la dis-
persion microscopique convective et la dispersion macroscopique convective. La dispersion
moléculaire représente le transport de la masse des différences concentrations spatiales,
tandis que la dispersion convective macroscopique est le résultat du trajet d’écoulement
due au changement de la perméabilité et la dispersion convective microscopique le mé-
lange due a la variation de la vitesse microscopique dans chaque canal d’écoulement ainsi

que d’un canal & un autre [170].

109



IV Modélisation mathématique du phénoméne d’endommagement :

Plusieurs facteurs influent sur la dispersivité [165] :

e Ratio du diamétre des particules au diamétre de ’échantillon de la formation (plugs)
e La forme des particules,

e [’hétérogéneité de la perméabilité

e Distribution de la taille des particules

e Différences des viscosités des fluides

e Différences des densités des fluides

e Ecoulement non laminaire

e Phase immobile

e Mouillabilité

e Diffusivité

Des essais expérimentaux et des tests analytiques montrent que le coefficient de dispersion
dépend en grande partie de la vitesse du fluide et de la taille effective des grains du milieu

poreux [170]. Ce coefficient est donné par la formule I11.65 :

DL = CKDV;m} (11165)

Ou

nv : Exposant de la vitesse compris entre 1 et 2;

ap : représente la dispersivité. Cette derniére dépend étroitement des propriétés pétro-
physiques de la roche telles que la perméabilité, la taille et la forme des grains ainsi que
I'hétérogéniété de la formation. D’une fagon générale le coefficient de dispersivité (ap) est

donné par la formule I11.66 :

ap = 2.98%10"°Coyt (%) % (I11.66)

C : Constante,

oy : Paramétre qui est en fonction du facteur d’hétérogénéité,
7 : Tortuosité,

¢ : Porosité,

K : Perméabilité.
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IV.1.5 Estimation de la réduction de la perméabilité :

La distribution de la concentration du filtrat dans la zone envahie au cours du temps
de contact roche-fluide est estimée par une matrice contenant le temps et l'espace. Le
fait que le fluide injecté contient de l’eau, la concentration du filtrat dans la formation
poreuse se traduit par une augmentation de la saturation en eau. Ce qui va engendrer
un endommagement dans la formation poreuse autour du puits et du coup il y aura une
sévere réduction de la perméabilité relative de la phase déplacée. Cette endommagement
va influencer la productivité du puits pétrolier [115].

Le changement de la saturation en eau est en fonction de la concentration du filtrat dans la
formation et est li¢ a la saturation résiduelle de I'huile ainsi qu’a la saturation irréductible
en eau. La saturation du fluide injecté dans la formation en fonction de la saturation en

cau irréductible est donnée par la formule suivante [129] :

C
Spa() = y(@) (Swmax — Swmin) + Su.min (111.67)
Co
Le degré de la réduction de la perméabilité refléte la magnitude de la réduction de la
perméabilité relative de la phase hydrocarbonnée dans la zone envahie. La relation entre
la perméabilité relative de I'huile et la saturation du filtrat du fluide de forage est donnée

par la relation suivante :

S —S no
Ko = Kooy | —2 20
TO TOo, (1_5,“”/_507‘)

1-— Smud - Sor "o
= kro max IIL.
’ ( 11— Swi - Sor ) ( 68)

La perméabilité relative en fonction de la saturation en eau du fluide injecté est donnée

par la relation suivante :

Smu - Swi "
kro = krw,max ( d )

1— Swi - Sor
1- Swi - So "
= krw,max <1 - Swi — SOT,) (11169)

Les deux relations (I11.68) et (II1.69), montrent clairement que le changement de la satura-
tion de la perméabilité relative a des effets sur 'endommagement de la formation réservoir
a cause du changement de mouillabilité ou du blockage des pores. Donc, la perméabilité

de la zone endommagée varie en fonction de la saturation du filtrat de fluide de forage.
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Comme nous 'avons déja mentionné précédemment, I’évaluation de I’ampleur de ’endom-
magement de la formation est réalisée par 'estimation du paramétre du skin facteur (s).
Ce dernier est lié a la réduction de la perméabilité et le rayon d’invasion (ou d’endomma-

gement).

IV.1.6 Estimation du facteur de skin :

Le facteur de skin est la mesure de la diminution de la pression actuelle dans la zone
perforée comparée avec la diminutrion de la pression prédite par la théorie de I’écoulement
pour le méme flux. En fait, il représente efficacité de 'écoulement (productivité) d’un
forage en completion. Le skin facteur est un paramétre sans dimensions, sa valeur positive

indiquant I’endommagement de la formation [116, 119, 171-173|.

En se basant sur ’équation de Darcy pour un écoulement cylindrique, une perméabilité
uniforme dans toutes les directions (Figure IV.1.6.1), le différentiel est donné par I’équa-

tion suivante :

qB k dp
= = - II1.70
g 2nrh pdr ( )
Damage
formation
Undamage
- formation
I Ks
. APg
fw
[} < > rs

Figure 1V.1.6.1: Effet de skin

La perméabilité de la formation réservoir (k) est supposée altérée est devient ky dans la
zone endommagée qui correspond a r, < r < 74. Dans le cas ou (kg < k), il y a chute
de la pression différentielle (Ap;). Cette derniére correpond au changement de la pression
entre la formation altérée et celle non altérée. Pour des valeurs positives de (Aps), on est
dans une situation endommagente, dans le cas contraire (Ap;<0), ceci correspond a la

stimulation.

112



IV Modélisation mathématique du phénoméne d’endommagement :

Selon Hawkins [174, 174], la chute de pression a travers la zone endommagée est décrite

par une équation d’écoulement radiale comme suit :

Apskin - dpactuel - dpideal

gB p qB p
= “dr — =d I11.71
othr kg 2mhrk (HL.71)
ou
gB 1 [k
Pskin = 5 thk r (kd ) "
qB
DPskin 27Thl€8 (]:[]:72)
Tel que

1/ k
=——-1
s r(kd )dr

Dans le cas d’une formation hétérogéne du point de vue perméabilité, le skin devient :

5= /d (% kdkér) - 1) dr —In (:—Z) (1IL.73)

Tw

IV.1.7 Formulation mathématique de ’écoulement radial

Dans le cas d’'un écoulement radial, nous avons supposé que le puits & un rayon (r,), un
rayon du filtre cake (r.) et un rayon d’endommagement (r.) comme le montre la figure
IV.1.7.1. L’équation III.25, devient alors :

dr,
—ppﬁsg = Rps (11174)
L’épaisseur du cake est donné par :
Q;c == ru) - Tc (III?5)
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Figure IV.1.7.1: Formation du cake pour le modele Radial.

La contrainte de cisaillement appliquée a la surface du cake formé est décrite comme suit :

!

o=k (4—“) (I11.76)

Te

L’équation II1.28 donnant la vitesse de filtration (u) dans le cas linéaire devient :

e = —2 (1IL.77)

< 2nr.h

Ou

h : représente la hauteur du réservoir.

Par remplacement des termes cités en haut, ’équation générale I11.36 décrivant la variation

de I’épaisseur du cake au cours du temps devient :

dx.
eoA—L B 0<wz.<ry, (1IL.78)

dt Tw — Te
Tel que :

k:dcp

Le coefficient B est donné par I’équation I11.38. Lors de I'injection du fluide de forage a

travers la roche et en tenant compte des effets perturbateurs de 1’écoulement, 1’équation
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pour un écoulement radial est donné comme suit (selon Forchheimer 1901) [110, 116] :

(I11.80)
En remplagant (u) par sa valeur dans 'équation (II1.80), nous obtenons ce qui suit :
5= () e (S)
(2 S I11.81
or k\r 10 r ( )
L’intégration de I’équation II1.81 avant et durant la formation du cake aboutit & :

qoft Te PBrds
c — Pe — —1 -
Pe=Pe = 5k, “( ) *

T

1 1
5 (— — —> (I11.82)
(27Th> Tw Te
Durant la formation du cake on aura I’équation suivante :

Te

qp re\ | Kkro (1w pBrgs (1 1 B (1 1

e — Pe = 1 — —In|— — 4= (- —

p p 27Thkf n |:(Tw) + kc n( )‘| + (27Th)2 Tw Te N Bf Te Tw
(I11.83)

Par substitution entre ’équation II11.82et II1.83, le débit du filtrat pour un écoulement

radial non newtonien est donnée par I’équation I11.84.

—F 42— 465
q =

111.84
20 ( )
Tel que :
i P 11 1 1
_ - = ; N I11.85
“ (2mh)® Kﬁf (rw Te> P (m—xc T ( )
Gt i (T} g By (T (111.86)
~ 27hk¢ T k. Tw — Te '
3 ol Te B3 11
=— In(— In{——— I11.87
b |:27Thkf . (rw> + (27rh)2 " (T’w Te ( )
Pour des écoulements de type newtonien, le débit de filtrat devient alors :
4= —% (II1.88)
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IV.1.7.1 Modéle de distribution du filtrat du fluide de forage Afin d’evaluer
I'ampleur de 'endommagement dans la formation réservoir, le paramétre fondamental
permettant de donner des informations sur I'endommagement est le facteur de skin (s).
Ce dernier dépend lui aussi de deux facteurs critiques, le rayon d’invasion (rayon d’en-
dommagement) et la réduction de la perméabilité de la zone envahie. Pour estimer ces
paramétres, la distribution du filtrat du fluide dans la formation doit étre évaluée. La
concentration du filtrat dans la roche dépend de la dispersivité de la formation, la poro-

sité, la vitesse de filtration et le temps de contact fluide-roche.

IV.1.7.2 Hypothéses du modéle de filtration :

e La vitesse de filtration du fluide est supposée uniforme le long de ’échantillon ;

e Le milieu est supposé isotrope et homogéne ;

e Le fluide est incompressible ;

e Une porosité homogéne

Le modeéle décrivant la distribution de la concentration du filtrat du fluide pour un systéme

d’écoulement radial est donné par 1'équation suivante[129, 164] :

10 ocC u oc  oC
-—— D= |- = = I11.89
ror (T or ) ¢ (1 =S, or ot ( )
Les conditions initiales a t=0
C(ry,0)=Cr,0<r <r, (111.90)
Les conditions aux limites (t>0) sont :
C(0,t) = C; (IT1.91)
et
C(re,t) =0 (I11.92)

Dans I'équation I11.89, la vitesse de filtration a été déterminée par les équations I11.84 et

ITI.88.
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IV.2 Simulation numérique

Dans cette partie, nous présentons les deux approches permettant de simuler 1’écoule-
ment du filtrat du fluide de forage a travers la formation réservoir pour le cas radiale et
logidudinal (linéaire) avec et sans inertie (en présence ou non du coefficient d’inertie don-
ner par 'equation de Forchheimer Equation I11.47) en mode statique et dynamique (ces
deux modes satiques et dynamiques correspondant a ’annulation ou non du deuxiéme
(B) terme des deux équations I11.39 et I11.78). Dans les deux cas, nous avons utilis¢ deux
approches différentes pour valider le modeéle décrit en haut. La 1" approche est basée sur

2™¢ approche est basée sur la

la méthode des éléments finis (Comsol Multiphysics), et la
méthode des différences finies (Matlab). Les deux modes radiale et linéaire permeéttent
d’estimer des paramétres fondamentaux qui vont servir a évaluer ’endommagement de la
roche réservoir, en se basant sur les essais réalisées au laboratoire (les paramétres obtenus
expérimentalement sont : les propriétés de la roche : porosité et perméabilité, la pression
différentielle, le débit et le volume de filtrat du fluide de forage). Ces paramétres estimeés
sont I'épaisseur de cake (z.) formé lors de I’écoulement du fluide & travers la roche, le
débit d’écoulement du fluide Q(m?/s), le volume de filtrat de fluide, la concentration du

filtrat envahissant la roche (plug).

Dans le modéle présenté ci-dessus, nous avons injecté des parameétres obtenus lors de la
réalisation des essais d’endommagement au laboratoire. ces parameétres sont : les propriétés
pétrophysque de la roche (K et ¢), les dimensions de la roches (longueur et section), la
pression différentielle, la vitesse d’écoulement du fluide & travers la roche et les données

rhéologiques du fluide utilisé (consistence, indice d’écoulement, contrainte seuil).

IV.2.1 Modélisation analytique en mode dynamique

Dans cette partie, nous décrivons la modélisation anlytique en tenant compte de la cir-
culation du fluide de forage c-a-d que le 2™¢ terme des deux équations I11.36 et I11.78 est
non nul (B# 0).

1. Modéle de filtration du filtrat de fluide en mode radial
Afin de simuler 'écoulement du fluide de forage a travers la formation réservoir,
pour le cas de I’écoulement radial avec et sans inertie (c-a-d en la présence ou non
de leffet de forchheimer 1901 (Equation I11.47), les équations citées précédemment
sont utilisées (Equation I11.78 et Equation I11.84). Les shémas numériques utilisés
sont basés sur les deux méthodes différences finies (Code Matlab) et éléments finis
(Code Comosol Multiphysics). Les données utilisées dans cette étude sont basées

sur les tavaux de Jiao et Sharma [175] pour le modéle linéaire et ceux de Fisk et al.
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Tableau IV.2.1: Données utilisées pour valider le modéle selon [175] et [176]

Parameétres du modéle ‘ Unité en SI ‘ Désignation du paramétre ‘
Tw | Rayon du puits | 0.025 [m] |
Te | Rayon d’invasion | 0.038 [m] |
be | Porosité du cake | 0.4 [m?/m?] |
by | Porosité de la formation | 0.8 [m?/m?] |
h | Epaisseur de la couche | 9 [m] |
ka ‘ Taux de déposition du cake ‘ 1.1 1] ‘
p | Volume du fluide | 560 [kg/m?] |
ky | Perméabilité de la formation | 5,92154 x 1072 [m?] |
ke | Perméabilité du cake | 1.33235 x 1078 [m?] |
ke | Taux d’érosion | 3% 107 [s/m] |
ToT | Contrainte de cisaillement | 0.5 [Kg/ms?] |
I | Viscosité | 1E-3 [Pa.s] |

nPrime ‘ Indice d’écoulement ‘ 0.319 [—] ‘
kPrime ‘ Coefficient de consistence ‘ 0.8 ‘
stv | Vitesse tengentielle | 1.25 [m/s] |
Pe ‘ Pression appliquée par le fluide de forage ‘ 34.45050 x 103 [Pa] ‘
Pe | Pression atmosphérique | 1.01325 x 10° [Pa] |
Pp | Densité des particules | 2500 [Kg/m?] |

p | Densité du filtrat | 1000 [kg/m?] |

Te ‘ Facteur de tortuosité du cake ‘ 1[-] ‘
Tf ‘ Facteur de tortuosité du fluide de forage ‘ 1[-] ‘

f | Coefficient de diffusion | 51.7 [] |

g ‘ exposant de diffusion ‘ 1.25 [—] ‘

cr | Concentration initiale | 0.25 [kg/m?] |

0 | Porosité de la formation | 0.23 [] |
Sor | Saturation résiduelle en huile | 0.3 [-] |
Sl ‘ Saturation résiduelle en eau ‘ 0.25 [—] ‘

[176] pour le modéle radial comme le montre le tableau IV.2.1.

Les résultats de la simulation numérique pour I’épaisseur du cake formé et le volume
de filtration du fluide durant la période de test sont donnés sur la Figure IV.2.1.1
et Figure IV.2.1.2.
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Figure 1V.2.1.1: Epaisseur du cake pour le modeéle de I'écoulement radial avec et sans
inertie avec erreur commise entre les deux cas.

—o— Volume de Filtration en Dynamique sans Inertie
—— Volume de Filtration en Dynamique avec Inertie

_ --=- Erreur L 00015
0,014 :
| 10,0010
0,012 1‘| r
— ' I 0,0005
@ i
E 001041} \ I
c i 10,0000
2 | I <
© 0,008-" o
= ¥ -0,0005 —
= =}
Q0,006 I: | £
°© SO L .0,0010 LI
(0]
E L
=2 0004 L -0,0015
> L
0,002 I -0,0020
0,000 . : . : : : . : . " -0,0025
0 10000 20000 30000 40000 50000
Temps [s]

Figure 1V.2.1.2: Volume de filtration pour le modéle de 1’écoulement radial avec et sans
inertie ainsi que 'erreur entre les deux cas.

La Figure IV.2.1.1, montre que I’épaisseur du cake augmente avec le temps pour
les deux cas avec inertie et sans inertie jusqu’a une valeur de 2,5 cm aprés 1 jour.
L’épaisseur du cake formée est exactement la méme pour les deux cas. Ceci explique

que l'effet de I'inertie donné par I’équation I11.80 est négligeable. Cependant, aprés
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1 jour de simulation, I’épaisseur du cake devient constante pour les deux modes
avec et sans inertie. Il est & noter que 'erreur entre les deux modes d’écoulement
est négligeable.

La Figure IV.2.1.2, montre que le volume de filtration augmente avec le temps pour
les deux cas avec et sans inertie. Cette augmentation est exponentielle et rapide,
cependant, le volume de filtration devient presque stable a partir d’environ de 2.5
jours de simulation. Ceci est expliqué par le fait que le fluide traversant la roche du-
rant les premiéres heures est turbulent ensuite, aprés 2.5 jours I’écoulement devient

lamimaire suivant un modeéle Darcien. L’erreur entre les deux cas est négligeable,
de l'ordre de 5.107%(%).
L’évolution de la concentration du filtrat du fluide de forage ainsi que a différents

temps de simulation numérique est donnée sur la Figure 1V.2.1.3.

—— 1 min
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Figure 1V.2.1.3: Evolution de la concentration du filtrat de fluide en fonction du temps et
de la distance pour 1’écoulement radial.

La Figure IV.2.1.3 le front d’invasion augmente avec le temps de simulation ce qui
conduit & une augmentation du rayon d’endommagement (rayon d’invasion) et de
la concentration du filtrat du fluide [133]. Ces observations sont dues a plusieurs
causes ; la pression overbalancée entre le puits et la formation réservoir, le type de
fluide de forage et de sa formulation et I'intéraction entre les particules de la forma-
tion et celles du fluide de forage [110].

La validation du modéle par les données présentées dans le tableau tableau IV.2.1
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par les deux approches (Matlab et Comsol) & permis de donner les mémes résultats

comme le montre la Figure IV.2.1.4.
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Figure 1V.2.1.4: Simulation numérique pour le cas radial et linéaire en dynamique et
statique avec et sans inertie.

La simulation numérique de I’écoulement a travers la roche réservoir des deux cas
radial et linéaire avec et sans inertie est présentée sur la figure 1V.2.1.4.

Il est a remarquer que le cake formé pour les deux cas radiale et linéaire avec et
sans inertie par les deux approches (différences finies et éléments finis) est le méme

avec une erreur de (= 0.7%) pour le cas linéaire et ~ 2.5% pour le cas radial.

2. Modéle de filtration du filtrat de fluide en mode linéaire

Afin de simuler I’écoulement du fluide de forage & travers la formation réservoir, les

équations, décrivant le modéle linéaire avec et sans inertie, présentées précédement
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sont utilisées (Equation I11.36 et Equation II1.52). Les mémes shémas numériques

ont été utilisés (le code Matlab et le code Comsole multiphysics). Les résultats de

simulation pour I’épaisseur du cake et le volume de filtration durant la période du

test sont montrés sur la Figure IV.2.1.5 et la Figure IV.2.1.6.
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Figure IV.2.1.5: Epaisseur de
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Figure 1V.2.1.6: Volume de filtration pour le mdéle en écoulement linéaire avec et sans

inertie.

Selon la Figure IV.2.1.5, I’épaisseur de cake augmente avec le temps pour les deux

cas avec et sans inertie. L’augmentation est significative et non linéaire pour les deux

cas. Cependant, le cake formé atteint un palier aprés environ ~ 7h (250000s) durant

lequel lépaisseur du cake devient stable. L’erreur entre les deux cas est minimale est

de V’ordre de 0.1%.
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Le volume de filtration augmente avec le temps pour les deux cas avec et sans inertie

comme le montre la Figure IV.2.1.6. Cette augmentation est linéaire.

Les résultats relatifs a la concentration du filtrat du fluide et au rayon d’endomma-

gement a différents temps de simulation sont présentés sur la figure Figure IV.2.1.7.

—o— Front d'invasion du filtrat de fluid pour 900s
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Figure IV.2.1.7: Evolution de la concentration du filtrat de fluide en fonction du temps et
de la distance pour 1’écoulement linéaire.

La variation du front d’invasion du filtrat du fluide de forage est similaire pour les
deux conditions d’écoulement dynamique avec et sans inertie comme le montre la
figure Figure IV.2.1.7. Il est & remarquer aussi que le rayon d’endommagement et la
concentration du filtrat du fluide augmentent lorsque le front d’invasion augmente.
Ceci est du, comme indiqué plus haut, a la pression appliquée, au type de fluide
de forage et a l'intéraction entre les particules du fluide de forage et celles de la

formation.

IV.2.2 Modélisation analytique en mode statique

Dans cette partie, les modéles linéaire et radial sont présentés dans les conditions statiques
de la méme maniére que dans la section précédente. Dans ce qui suit, dans ’Equation I11.36,
nous supposons que 'effet dit aux forces de cisaillement est négligeable (7 = 0), ce qui

conduit & I’élimination du deuxiéme terme de I’équation (B=0).

e Modélisation analytique pour le cas de I’écoulement radial

Les mémes démarches ont été suivies pour le cas dynamique, en simulant le cas
lorsqu’on tient compte du coeffiecient de Forchheimer (avec inertie) et lorsque ce

coefficient est négligé (sans inertie) . La Figure IV.2.2.1 montre que ’épaisseur de
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cake formé pour les deux cas (avec et sans inertie) est quasiment le méme avec

également une erreur négligeable.
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Figure 1V.2.2.1: Evolution de I’épaisseur de cake en fonction du temps pour le cas de
I’écoulement radial statique.

e Modélisation analytique pour les cas linéaire
La Figure IV.2.2.2 montre I’évolution de I’épaisseur de cake en fonction du temps
pour le cas de ’écoulement linéaire. Il est & remarquer que le cake formé est identique

pour les deux modes avec et sans inertie avec également une erreur négligeable.
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Figure 1V.2.2.2: Evolution de I’épaisseur de cake en fonction du temps pour le cas de
I’écoulement linéaire statique.
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IV.2.3 Conclusion

A travers les résultats de la simulation numérique pour les deux modes radial et linéaire en
présence de effet de U'inertie (coeffieicnt de Forchheimer) ou pas, nous remarquons que les
résultats sont pratiquement les mémes. Ceci montre que 'effet de 'inertie est négligeable.
La comparaison entre le mode dynamique et statique, & montré que le cake formé est
également le méme pour les deux modes dynamique et statiques méme si nous néligeons.
Ceci est expliqué par le fait que ces tests sont supposés réalisés sur des échantillons petits

au laboratoire.

IV.2.4 Modélisation numérique en utilisant des résultats expérimentaux

Dans cette partie, nous utilisons les paramétres et résultats expérimentaux issus des essais
de déplacement on l'injectant dans le modeéle en écoulement longitudinal (linéaire) sans
inertie (coefficient de Forchheimer) présentés dans la section IV.1.2. Ceci peut élucider
I'impact des différents paramétres sur I’endommagement de la roche réservoir. Comme
nous ’avons déja annoncé précedemment, nous ajustons en premier lieu le débit obtenut
lors des tests expérimentaux avec celui de la modélisation numérique afin d’extraire la per-
méabilité du cake formé dont I’évaluation au laboratoire est cruciale. Le modéle linéaire
présenté en haut tient compte d’autres paramétres déterminés durant les essais d’endom-
magement tels que les propriétés pétrophysiques, la perméabilité de la formation (kj),
la porosité ¢, le débit d’écoulement (Q), la pression différentielle (AP) et les propriétés

rhéologiques du fluide (indice d’écoulement, consistence et contrainte seuil).

IV.2.4.1 Effect de la pression différentielle sur 1’épaisseur du cake Afin d’in-
vestiguer le role de la pression différentielle, nous avons sélectionnés des échantillons
de propriétés pétrophysiques identiques. A cet effet, trois échantillons de grés de Berea
GB;, GB; et GBj3 (tableau I11.4.3.1) colmatés avec le méme fluide # 2 (tableau 111.3.1.2).
Comme le montre la Figure IV.2.4.1, la formation du filtre cake au cours du temps dépend

étroitement de la pression différentielle appliquée [154].

Comme cela était prévu, I'épaisseur de filtre cake augmente avec I'augmentation de la
pression différentielle AP. Cela est dii aux particules fines ainsi qu’au filtrat du fluide de
forage qui ont envahi la formation en bloquant les pores conduisant a un dépot continuel

de particules solides sur la surface de ’échantillon [110, 116, 128|.

IV.2.4.2 Effect des propriétés pétrophysiques sur 1’épaisseur du cake Afin

d’étudier le role des propriétés pétrophysiques sur la formation du filtre cake, I’échantillon

125



IV Modélisation mathématique du phénoméne d’endommagement :

—0— Echantillon de grés de beréa No #29 colmaté avec le fluide #2
—O— Echantillon de grés de beréa No #11 colmaté avec le fluide #2
0,0015 —A— Echantillon de grés de beréa No #9 colmaté avec le fluide #2
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Figure 1V.2.4.1: Epaisseur du cake en fonction du temps montrant 1'effet de la pression
différentielle sur la formation du cake.

de grés de Beréa GBj et celui de I’échantillon de Hassi Messaoud D; sont colmatés avec

le méme fluide de forage # 2.

Le cake formé pour I’échantillon de Hassi Messaoud D; est plus épais que celui obtenu
avec I’échantillon de grés de Beréa GBj (Figure IV.2.4.2). Ceci peut étre expliqué par,
d’une part, la différence entre les propriétés pétrophysiques des roches. Les échantillons
de grés Berea sont plus poreux et plus perméables que les échantillons Hassi Messaoud
(Figure 1V.2.4.2). En outre, la pression différentielle (AP), appliquée avec ’échantillon
de Hassi Messaoud D; (2,36 [MPa]) est supérieure a celle appliquée avec ’échantillon de
grés de Beréa GB3 (0,24 [MPal) (tableau I11.4.3.1) [160].

IV.2.4.3 Effet des carbonates de calcium CaCOg sur I’épaisseur du cake Pour
étudier I'effet des particules solides sur le filtre cake, nous présentons I’évolution du filtre
cake au cours du temps des deux échantillons Dy et Dy en provenance de Hassi Messaoud
(voir tableau I11.4.3.1). Ces échantillons sont colmatés avec le fluide de forage #3 conte-
nant du carbonate de calcium CaCO; et avec le fluide de forage #2 sans carbonate de
calcium CaCOj (tableau I11.3.1.2). Comme le montre la Figure IV.2.4.3, on constate que
I’ajout de particules solides conduit a ’augmentation de I’épaisseur du filtre cake durant
I'essai de déplacement. L’ajout de particules solides influence les propriétés physiques
du filtre cake telles que la densité, la porosité et la perméabilité. En outre, la porosité
diminue lorsque la pression différentielle AP est augmentée [160| (tableau II1.4.3.1 et
Figure IV.2.4.3).
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Figure IV.2.4.2: Epaisseur du cake en fonction du temps montrant I'impact des propriétés pétrophy-
siques sur la formation du cake.
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Figure IV.2.4.3: Epaisseur du cake en fonction du temps indiquant 'impact du carbonate de calcium
sur la formation du cake.

IV.2.4.4 Effect du tensio-actif sur la concentration du filtrat. Afin d’étudier le
role du tensio-actif sur I'invasion du filtrat de fluide de la formation réservoir, nous avons
sélectionné des roches identiques, a savoir les échantillons de grés Berea GBsy, GB,4 et GBj
(tableau I11.4.3.1). Ces échantillons sont colmatés avec les fluides de forage # 2, 2* et
2** avec différentes concentrations de tensioactifs comme le montre la Figure IV.2.4.4. Le

fluide de forage 2* contient 1% de versamul (tensioactif cationique) et 0.5% de versacoat

127



IV Modélisation mathématique du phénoméne d’endommagement :

(tensioactif non ionique). Ce fluide a donné un ratio d’endommagement de 42,86%. Ce
ratio d’endommagement est relativement plus important que celui obtenu avec le fluide #
2 (33.33 %), qui contient 1 % de chacun des deux tensioactifs. Le fluide # 2 présente une
invasion du filtrat de fluide plus faible par rapport & celle obtenue avec le fluide 2*. Ceci
est dii, d'une part, comme décrit précédemment a la différence de la pression différentielle
et, d’autre part, & un excés de tensioactif cationique (Versamul) dans le fluide 2* qui a

conduit davantage a une altération de la perméabilité de la formation [122, 160, 175].

L’échantillon de grés de Beréa GBj5 colmaté avec le fluide de forage 2**, qui contient plus
de tensioactif non ionique (1 % Versacoat) que de tensioactif cationique (0.5%) a altéré
davantage la perméabilité de la formation en donnant un rapport d’endommagement de
lordre de (83,33 %) avec un faible front d’invasion du filtrat de fluide comme le montre
la Figure 1V.2.4.4.
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—O— Echantillon de grés de BeréaNo #5 avec fluide #4
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Figure IV.2.4.4: Effet du tensioactif sur la concentration du filtrat.

IV.2.4.5 Effet de la pression différentielle sur le front d’invasion Pour étudier
leffet de la pression différentielle sur I'invasion du filtrat de fluide de forage a travers la
roche réservoir, nous avons considéré les échantillons de Hassi Messaoud D, et de grés de
berés GB3 qui ont des propriétés pétrophysiques (porosité et perméabilité) voisins (12-18
%) et 0,631 x 10713 —0,986 x 107 13[m?] (64— 100 [mD]) respectivement . Comme l'indique
la Figure IV.2.4.5, une pression différentielle importante conduit & un front d’invasion
important. Une pression élevée pousse davantage le fluide filtré et les particules fines dans

la formation et produit de grands rayons d’invasion [125].
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Figure IV.2.4.5: Effet de la pression différentielle sur la concentration de filtrat.

L’extension du front d’invasion du filtrat de fluide est également fortement liée aux pro-
priétés du filtre cake, par exemple, la perméabilité et la porosité. L’échantillon D; de Hassi
Messaoud et les deux échantillons de grés Berea GBy; du et GBj3 colmatés avec le fluide
# 2, ont donné une perméabilité du filtre cake autour de 31.69 x 10712 [m?], 6.76 x 10719
[m?] et 2.2 x 107! [m?] respectivement . Comme le montre la Figure IV.2.4.5, le front

d’invasion diminue avec la diminution de la perméabilité du filtre cake [133].

IV.2.5 Conclusion

L’impact de la composition du fluide de forage et leurs stabilités au cours du temps
en raison des caractéristiques rhéologiques sur I'invasion du filtrat de fluide a travers la
roche réservoir a été étudié. Selon les résultats obtenus, les concentrations de 3 % et 1 %
pour l'argile organophile VG69 et de tensioactif (Versamul et Versacoat) sont suffisantes
pour donner des propriétés rhéologiques similaires a celles utilisées sur champ de Hassi
Messaoud. Ces fluides de forage sont stables dans le temps et ont donné des rapports
d’endommagements autour de 20 % - 40 %, qui sont des valeurs assez faibles. L’effet
de carbonate de calcium CaCO, sur le ratio d’endommagement est également étudié
pour les échantillons Hassi Messaoud colmatés avec deux fluides de forage (avec et sans
carbonate de calcium). Fondamentalement, I’ajout de carbonate de calcium augmente le

ratio d’endommagement jusqu’a 70 % environ.

En tirant profit de la modélisation numérique, nous avons combiné les résultats expéri-

mentaux avec ’approche de modélisation pour comprendre les phénoménes qui influencent
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I'invasion du filtrat de fluide de forage dans la formation réservoir. L’approche appliquée
nous aide & évaluer la formation du filtre cake et de ses propriétés telles que la perméabilité
K.. Ces deux paramétres sont trés dépendantes des conditions de pression différentielle
AP et de la composition de fluide de forage. Nous avons conclu que l'effet d’inertie est
négligeable dans les deux régimes d’écoulement statiques et dynamiques pour nos tests
d’endommagements. Cette question découle du fait que les tailles d’échantillons sont re-

lativement faibles comparés aux cas réels d’un puits pétrolier.

Dans la deuxiéme étape, nous utilisons les propriétés du filtre cake ainsi que le débit dans
le modele longitudinal pour étudier 'invasion du filtrat du fluide de forage selon le modéle
de diffusion-advection. Les résultats obtenus montrent que I'ampleur de diffusion de filtrat
dépend largement de la pression différentielle AP, la perméabilité du filtre cake K, et de

la formulation de fluide de forage.

Selon nos résultats, nous avons constaté qu’il y a une quantité minimale de tensio-actif,
au-dela de laquelle le ratio d’endommagement augmente considérablement. Les fluides
de forage contenant 3 % d’argile organophile et 2 % de couple de tensio-actif Versamul
et Versacoat présentent une meilleure stabilité par rapport a ceux contenues moins de
tensio-actif de 1,5 %. C’est absolument un résultat essentiel dans le sens que 'on peut
estimer l'invasion de filtrat du fluide en utilisant la modélisation numérique, les tests
d’endommagements et les essais rhéologiques. Ce qui soutiendra le choix le plus approprié
et réalisable pour les fluides de forage d’une maniére virtuelle et il peut ensuite étre simulé

et vérifié pour les puits de pétrole réels.
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Ce travail de theése s’est voulu aborder la problématique générale de I'optimisation du fo-
rage pétrolier. Le forage optimisé est le résultat d’une sélection judicieuse des conditions
opératoires qui nécessiteront le plus faible cotit pour atteindre une profondeur donnée
(désirée) sans sacrifier pour autant des impératifs de sécurité du personnel ou d’environ-
nement tout en obtenant des informations adéquates des formations traversées [116]. Il y
a un consensus généralement admis qui indique que le fluide de forage est probablement la
variable la plus importante a considérer dans le processus d’optimisation, les aspects pure-
ment hydrauliques venant en deuxiéme position. La sélection du fluide de forage est basée
sur son aptitude relative a forer les formations géologiques anticipées tout en assurant le
nettoyage du trou et sa stabilisation. Outre la nature géologique variable, voire complexe
des formations traversées, le travail entrepris dans le cadre de cette thése a été d’identifier
les variables les plus significatives pour tenter cette optimisation. Des approches plus ou
moins fructueuses ont été tentées dans les années 70 faisant le lien entre les caractéris-
tiques de la boue, son régime d’écoulement et la performance optimale. Des exemples de
réductions importantes des cotits de forage a ’aide de techniques d’optimisation sont par
ailleurs rapportés dans la littérature [177]. Notre contribution dans ce domaine a été de
chercher & élucider les relations et interactions complexes entre le fluide de forage et la
formation rencontrée. Dans une premiére partie, nous avons fait une étude systématique
sur un fluide de forage a base d’huile en cherchant a comprendre et établir les corrélations
entre la structure et la rhéologie des émulsions Eau dans Huile chargées en minéraux argi-
leux. L’objectif assigné a cette partie était double : trouver les formules de boues les plus
stables et trouver parmi ces derniéres celles qui provoquent le moins d’endommagement
a la formation traversée. C’est précisément dans cet attribut que réside " 'optimisation
" du fluide de forage. Pour atteindre ces objectifs, des particules d’argile dispersées dans
des émulsions ont été caractérisées en utilisant la technique de diffusion des rayons X
aux petits angles (Small Angle X- ray Scattering ). Couplée a la rhéologie (mesure sous
cisaillement), elle nous permettra en particulier d’élucider la relation entre les caracté-
ristiques rhéologiques et la taille, la forme, la distribution et 'arrangement spatial des
argiles étudiées. Dans une deuxiéme étape, nous avons élaboré un modéle mathématique

d’écoulement du fluide a travers la roche. Ce modéle permet de prédire des parameétres
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fondamentaux qui sont corrélés avec le ratio d’endommagement, permettant ainsi de ci-
bler les conditions de travail qui minimisent ’endommagement. Ce modele a été validé
par des tests de déplacement a 1’échelle laboratoire au niveau du CRD de Boumerdes.
Les résultats de ces investigations ont permis de conclure que le TA seul avec un rapport
1/1 ne suffit pas pour stabiliser les émulsions E/H. L’ajout des gouttelettes d’eau (10%),
par rapport a la dispersion, permet d’augmenter la viscosité du mélange, la stabilité au
repos et également sous cisaillement. Alors que dans une dispersion de particules d’ar-
gile dans 'huile, ces particules ont tendance a s’orienter dans la direction du cisaillement,
elles restent isotropes dans les émulsions eau/huile méme a fort taux de cisaillement. Nous
avons également constaté que les émulsions sont stables pour des teneurs 3% d’AO avec
1% d’agent émulsifiant et 1% d’agent mouillant. Ces émulsions se comportent comme des
fluides non newtoniens avec un comportement rhéofluidifiant au dessus d’un seuil de ci-
saillement. Pour expliquer ce caractére rhéofluidifiant (baisse de la viscosité), nous nous
sommes basés sur I’étude structurale (technique SAXS en combinaison avec la modélisa-
tion) qui a montré 'existence de zones de jonctions entre particules dont les ruptures sont
responsables de la chute de viscosité sous cisaillement croissant. Nous avons pensé aussi
que la déformation accrue des gouttelettes quand le cisaillement augmente contribue aussi
a cette baisse de la viscosité. Parmi les argiles étudiées, nous avons obtenu de meilleurs
résultats avec la Bentone qui donne un gonflement plus important avec un nombre de

feuillets moindre.

Dans une deuxiéme phase, ot l'effet des fluides de forage sur I’endommagement de la
roche réservoir. Les résultats montent que les fluides de forage obtenus sont stables dans
le temps et ont donné des rapports d’endommagement compris entre 20 % et 40 %, qui
sont des valeurs assez faibles. L'effet du carbonate de calcium CaCOy sur le ratio d’en-
dommagement a également été étudié pour les échantillons de Hassi Messaoud colmatés
avec deux fluides de forage (avec et sans CaCQOj;). Globalement, I’ajout de carbonate de
calcium augmente le ratio d’endommagement jusqu’a 70% environ. En tirant profit de
la modélisation numérique, nous avons alors combiné les résultats expérimentaux avec
la modélisation pour comprendre les phénomeénes qui influencent I'invasion du filtrat de
fluide de forage dans la formation réservoir. L’approche appliquée nous aide & évaluer
I’épaisseur du filtre cake et ses propriétés telles que sa perméabilité, K. Celles-ci sont trés
dépendantes des conditions de pression différentielle AP et de la composition de fluide
de forage. Nous avons conclu que Ueffet d’inertie (écoulement de Forschheimer) est négli-
geable dans les deux cas statiques (effet de la contrainte appliquée par le fluide de forage
négligeable) et dynamiques (ces contraintes subsistent) lors des tests d’endommagement.
Cela s’explique par le fait que les tailles des échantillons sont relativement faibles compa-
rés aux cas réels d’un forage d’un puits pétrolier. Dans la deuxiéme étape, nous utilisons

les propriétés du filtre cake ainsi que le débit dans le modéle d’écoulement longitudinal
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pour étudier 'invasion du filtrat du fluide de forage selon le modéle de diffusion-advection.
Les résultats obtenus montrent également que I'ampleur de la diffusion de filtrat dépend
largement de la pression différentielle AP, de la perméabilité du filtre cake K. et de la
composition du fluide de forage. I’ampleur de 'invasion de filtrat augmente aussi avec
la pression et la perméabilité du filtre cake. Nous avons également constaté qu’il y a une
quantité minimale de tensio-actif, au-dela de laquelle, le ratio d’endommagement aug-
mente considérablement. Les fluides de forage contenant 3 % d’argile organophile et 2 %
de tensio-actif (Versamul + Versacoat) exigent une pression élevée pour s’écouler ce qui
conduit & une invasion importante du filtrat de fluide par rapport aux systémes émulsion-
nés contenant moins de tensio-actifs ( 1,5 %). Ce sont 1a des résultats importants dans le
sens qu’ils nous permettent d’estimer I'invasion de filtrat du fluide en utilisant la modéli-
sation numérique, les tests d’endommagements et les essais rhéologiques. Ils permettront
de faire les choix le plus appropriés pour la composition des fluides de forage en vue de

les tester sur les puits grandeur réelle.

En définitive, les résultats de notre travail montrent bien la complexité du processus
de forage eu égard au nombre élevé de parameétres qui peuvent influencer la stabilité et
les rapports d’endommagement de la roche. Le modéle élaboré permet certes de faire
des prédictions du rapport d’endommagement que les ingénieurs s’efforcent de réduire

" sont également

au maximum. Les interactions " fluide de forage-formation traversée
complexes et souvent imprévisibles. C’est donc, de notre point de vue, largement partagé
par la communauté scientifique du forage pétrolier, la formation qui commande I’issue d'un
forage, le fluide de forage, sur lequel les ingénieurs ont un certain controle ne sert qu’a
palier les différents problémes qui surviennent d’'un gisement & un autre, d’une formation
a une autre. Il reste beaucoup de chemin a faire dans la connaissance des mécanismes
d’interactions fluide-formation pour mettre au service des pétroliers des modéles plus

précis & méme de rendre les opérations de forage plus stires et plus fiables.

Ce travail pourrait étre approfondi et complété, notamment dans deux directions : la
premiére concernant ’optimisation des émulsions inverses en faisant varier la concentra-
tion de la phase dispersée (gouttelettes d’eau), la deuxiéme est liée a la modélisation de

I’endommagement de la formation portant les points essentiels suivants :

e Validation du modéle radial présenté dans le chapitre IV en utilisant des données réelles
du chantier, estimation du rayon d’endommagement qui va nous servir & calculer le "
facteur de skin", ce dernier est un parameétre essentiel pour déterminer I’endommage-
ment et la productivité du puits de pétrole

e Proposition d'un modeéle d’optimisation multicritére en définissant les variables d’opti-
misation et la fonction objective. Ensuite une analyse de sensibilité sera nécessaire afin
d’évaluer les variables dominantes pour la productivité

e Reéalisation d'une modélisation tridimensionnelle de ces phénomeénes (transfert de fluide
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type Forchheimer linéaire ou non-linéaire) en conjonction avec la poro-mécanique et
I'introduction, si possible, de l'effet de la température dans le modéle numérique. Ceci
est trés crucial afin de tenir en compte des variations drastiques de viscosité et densité

du fluide de forage avec la température.
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