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ﬂvant Propos

La recherche et I’exploitation des richesses naturelles sont les premiéres
nécessitées pour le développement d’un pays. Les hydrocarbures en particulier, le
pétrole brut et le gaz sont actuellement les richesse souterraines qui participent en
grande partie au développement de I’ Algérie et qui représentent la forme d’énergie
la plus économique et la plus attrayante dans le monde entier.

Ces deux fait poussent la politique d’exploitation des champs a chercher et
appliquer toutes les techniques d’exploitation découvertes a travers le monde pour
pouvoir améliorer la production en vue d’une meilleure récupération des réserves

qui gisent sous le sol du pays avec les moyens les plus économiques.
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Résumé :

Mon travail consiste a faire 1’étude d’une opération de fracturation dont 1’objectif est d’améliorer
L’indice de productivité. J’ai pris comme exemple le cas du puits TML3 champ <Tin Fouyé
Tabankort(TFT)>.

Une étude d’analyse compléte d’une éventuelle opération de stimulation par fracturation hydraulique
doit cerner plusieurs points :

1.La détection de I’endommagent.

2.Etude de la faisabilité de ’opération de fracturation hydraulique qui nécessite un modele
géomécanique fiable basé sur les résultats des diagraphies soniques ou des échantillons étudiés au
laboratoire,et I’interprétation de profil de stress régnant et les propriétés géomecaniques de la roche;
chose qui garantira 1’élaboration d’un design préliminaire de la fracture présentant une approche trés
appréciable au design réel (lors de 1’opération) et un bon dimensionnement des installations &
équipements de surface .
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Abstract:

My work consists in studying a fracturing operation whose objective is to improve the productivity
index. I took the case of TML3 well as an example.

A complete analysis study of a possible stimulation operation by hydraulic fracturing must identify
several points:

1.Damage detection.

2.Feasibility study of the hydraulic fracturing operation,wich requires a reliable geomecanical model
based on the results of sonic logs or samples studies in the laboratory,and the interpretation of the
prevailing stress profile and the geomecanical properties of the rock ,wich will ensure the elaboration
of a preliminary design of the fracture presenting a very appreciable approach to the actual design
(during the operation)and agood dimensioning of the surface facilities and equipement.



Table des matieres

Liste des figures.
Liste des tableaux.
Liste des abréviation.

INTRODUCTION GENERALE ... ... 1

Chapitre I : Présentation de la Région d’étude Tin Fouyé Tabankort(TFT)

I .1. Situation géographique de la région TFT ..., 2
I .2. Situation géologique de la région TFT ... ..., 2
1.3. Historique de 12 région de TFT .. ..o e 3
1.4 LAspect stratigraphiqUe. ... ..o 4
1.5, ASPECE SLIUCLUNAL. . ... e 5
1.6, ASPECTE PELIONIET . . ..eeeeeeeee ettt et st s e teer e nre e 6

1.6.1. Roches meres et genese des hydrocarbures. ............c.ooviiiiiiiiiiiiiiiiee, 6

1.6.2. ROCNES FBSBIVOIIS. ... ettt e e 7

1.6.3.ROCNES COUVEITUIES. . ...\ ettt ettt ettt e e e e e et et e e e e aenenes 7
1.7, ASPECE LECIONIGUE. . ... e ettt e e e 8
1.8. Caractéristiques lithostratigraphiques. ..o, 8
1.9. Caractéristiques pétrophysiques des prinCipauX réServoirs...........c.ooeveeveeriineeeneannn.. 9

Chapitre 11 : Endommagement de la Formation & Notions sur le Skin

I INTRODUCTION. ... e e e 11
1. 2.SIGNIFICATION ET DEFINITION DE L’ENDOMMAGEMENT..................... .. 11
11.3. LOCALISATION DE L’ENDOMMAGEMENT ...t 11
1131, AU TOND AU PUILS. ... e, 11
11.3.2. Alaparoi du PUILS ..o e 11
11.3.3. AUX @DOrdS 0eS PUILS. ... veeieee e e 12
11.3.4. Accumulations de partiCules. ............oviriiiiiii e 12
11.4. Description des endommagements de formation..................ccoooviiiiiiiiiiiininnn, 12
11.4.1. Migration des fiNeS. ... ... 13
11.4.2. Argiles gonflantes. ..o 13
14.3.SCaIE. . ..o 13



Table des matieres

14,5, DEPOLS MIXIES. ...ttt e e 14
146, EMUISIONS .....oiiee e, 14
I - Vol =1 4 PP 14
14,8 BIOCS Q'8AU. ... 14
11.4.9. Fluides de forage a base d’huile.............cooooiiiiiiiiiiiiiii e, 15
I1.5. Origines des endommagements de formation..................ocooiiiiiiiii i o 15
T o = 1o [ PP 15
11.5.2. La CIMENEALION. ....ee e e e 16
T1.5.3. Perforation ......c.onii i 16
FE5.4. Gravel PacK. ..o 17
FES.5. WOTKOVET .. .. e 17
H1.5.6. La fracturation. .. ......o.uiii i e e e e e e e 17
R T O 1§ (T8 T s I« A< | 17
I1.6. Identification du laboratoire et sélection du traitement .................coceviiiiiiiinnnnn 17
11.6.1. Identification des dOMMAQGES ..........oiniiniirii e 17
11.6.2. Exemples pour la Sélection du traitement. ... 18
11.7.Skin d’endommagement. ..........oiuiiiiii i e 19
TE7.1. NOEION e SKIN ...e e e e 19
7.2, DETINIEION ... e e 19
11.7.2.1. SKin infinitésimal. ... ... ..o e 20
11.7.2.2. SKin d'épaisseur fiNie. ... .....oooiriiii e, 20
11.7.2.3. Rayon effectif.........ooooi 21
11.8. EFFET DE L’ENDOMMAGEMENT SUR LA PRODUCTIVITE.................. ..... 21
11.8.1. Sur I'index de productiVite ...........c.oiieiiii e 21
11.8.2. SUr la prodUCtiVIte. ... ..o e e 22

Chapitrelll : Généralité sur la mécanique de roches



Table des matieres

1.4, Comportement deS rOCNES. ... ...vini i e, 26
111.4.1. Coefficient de POISSON ........iuiie e 26
HHL4A.2. MOAUIE 08 YOUNG. ..ot 27

H1.4.2.1 Elastique VS PIastiqQUe. ........oonirii e e 28
111.4.2.2. Vitesses soniques longitudinale et transversale......................coooeinil. 28
111.4.2.3. Propriétés dynamiques et statique des roches...............ccocoeiviiiiiininn, 29
I1.4.3. Lemodule de rigidité..........c.oiiiii e 31
111.4.4. Le module d’incompressibilité (K)...........coooiiiiiiiiiiiiee 31
111.4.5. Le module de déformationplane...............coooiiiiiiii 32
111.4.6. Les relations entre les quatre constantes élastiques..................ocooeiienn... 32
111.4.7. Autres propriétés mécaniques de roChe............oooiiiiii i, 33
111.4.7.1. Lareésistance a la traction (Rt)............oooiiiiiiiii e, 33
111.4.7.2. Lareésistance a la compression simple (RC)..........coooiiiiiiiiiiiiiinn 33

1.5, L’orientation de 1a fracture..............oooiiiiii i i 33
IT1.5.1. L'action de fOrCeS eXtErIBUIES. ... ...iueee ettt et 34
111.5.2. Influence d’orientation du PuitS.........coeieiiiiiiiiii i i, 34

I11.6. Le Gradient de Fracturation................ooouiiiiiii e, 34

111.7. COURBE INTRINSEQUE DE RUPTURE ET LA THEORIE DE MOHR.............. 34

111.8. LE CRITERE DE MOHR-COULOMB.......coiii e .35

Chapitre IV : Généralités sur I’Opération de Fracturation Hydraulique

IV.1.Introduction au Concept et différents types de stimulation................................... 37
IV.1.1. Les opérations de modification..................cooiiiiiii i 37
IV.1.2. Les opérations de restauration...............c.oieiniiiiiiiii e, 37

IV.2.Concept et domaines d’application de la Fracturation Hydraulique........................ 39
IV.2.1. Principe, Applications et Objectifs. ..o, 39
IVV.2.2. Bref Apercu sur ’Historique de la Fracturation Hydraulique.......................... 40
1V.2.3.Shlumberger < high way>fracturing technique............................ool. 40

IV.3. Apercu sur les critéres de sélection d un puits candidat a la Fracturation Hydraulique41
IV.3.1. Informations relatives au réServoir............oooveeriiiii i 41

IV.3.1.1. NaAtUIe du FESEIVOIN. ... .ttt ea 41
1V.3.1.2. Les contacts WOC et GOC.......cciiuiiiiii e 41
IV.3.1.3. Nature du fluide enplace. ... 41
1V.3.1.4. Perméabilité du réServoir...........ooooiiiiiii e 41

IV.3.1.5. EPaiSSEUr U FESEIVOIr. ... ... .o.u et 41



Table des matieres

IV.3.2. Informations relatives au PUItS..........c.oririiniii e 41
1V.3.2.1. HIiStOrqUe U PUILS. .....uitie e e 41
1V.3.2.2. Etat des Perforations. ...............cccueiu e i, 42
1V.3.2.3. Etat de la Cimentation. ...............cooouieiiirii e, 42

IV.3.3. L aspect €CONOMIGUE. .. ... uuentttttnte ettt ettt et ettt ee e eneeieeeneann 42

IV .4.Description du Processus de La Fracturation Hydraulique.................................. 42

IV.4.1. Pression d’initiation et d’extension d’une fracture.....................ocooven enennnn. 42

IV.4.2. Description détaillée de la Courbe Schématique de la Fracturation Hydraulique..43

IV.4.2.1. Initiation de la fracture. ..ot 43
IV.4.2.2.Extension de la fracture....... ..o 44
1V.4.2.3. Maintien de l'ouverture de la fracture..............ooooiiiiiiiiiiii 45
IV.4.2.4. Lafermeture du PUILS. ... ....cooeiiiii e, 45
IV.4.2.5. Le degorgement et la mise en production du puits...................ccooeeeennn.e. 45
IV.4.3. Fluides de Fracturation...............coooioniieiiiiiee e 45
IV.4.4. Agents de SOULENEMENT. ... ...ouir it e e 46
IV.5.Etapes de réalisation de I’operation.............ooeiiiiiiiiiiiii i e e 46
IV.5. L Test d'iNJeCtiVITE. ... e 46
IV.5.2. Data Frac (0U : MINIEfraC) ........oooiuiiiiiii e 46
IV.5.3. Logging de thermOmMEtrie. ... .......oouiiii e 47
IV.5.4. Le Traitement lui-méme (Main frac).............oooiiiiiiiii e, 47
IV .6.Théorie des Essais & Tests liés a la fracturation hydraulique.............................. 48
IV.6.1. StepRate Test (Test de débit par incrément) ................ocooiiiiiiiiiiiiininnn oo 48
IV.6.2. PUump in /FIOW Dack TeSt........ooiiiii e 49
IV.6.3.Pressure DeCliNg TeSt. .. ..o e 50
IV.7. Conductivité adimensionnelle de la fracture...............ooooiiiiiiiiiiii i, 51
IV.8. MODELES DE FRACTURATION HYDRAULIQUE..........cccooiiiiiiiiiiiien, 51
IV.8.1. MOUEIE GDK ... et e 52
IV.8.2. MORIE PKIN ... .ttt 55
1V.8.3. Comparaison entre le modele GDK et PKN.........ccoviiiiiiiiiiiiiee, 57
IV.8.4. Modele radial.............oiiirii e 57
IV.9.METHODE DE NOLTE ET ANALYSE DUDECLIN.........cociiiiiiiiiiiiin 58
IV.9.1. L’efficacité du fluide (1)......coeeniiini e 61
IV.9.2. L’extension et la largeur de la fracture .............c.ooooiiiiiiii 61
IVV.9.3. L’analyse de déclin de pression............vvuiiiiiiiiiiiiiii i, 62

IV.9.4. Procédure de ’analyse..........cooouiiniiiiiiii e 64



Table des matieres

IV.9.5. Le VOIUME Pad. ... e 64
IVV.9.6. Concentration du Proppant.............coouiiriiiiiiiii e 64
IV 0.7, SQUANE TOOL. . ...ttt e e et e e 65
IV-0.7. L TNBOIIE. .o e 65
IV-0.7.2. EQUALION. ... oo, 66
1V-9.7.3. Pression vs. Racine carrée du temps..........oovvviriiiiiniiiiiiiieeeee, 66
IV-9.7.4.Test d'efficacité fluide.............cooiiiii e, 67
IVV.9.8.L’analyse de la pression au cours du traitement..................cooeveiiiiiinnn... 67
IV.10.Apercu Général sur les Equipements de la Fracturation Hydraulique................... 69
IV.10.1.Réservoir d’eau (Frac tank) ............cooiiiiiiiiiiiiii e, 70
IV.10.2.Unité d’hydratation (Hydration Unit) ....................cooooiiinn, 70
IV.10.3.Mélangeur (BIENEr) .........ouiiiiiii e 71
1VV.10.4.Pompe a haute pression (HighPressure PUmMp) ...........ccooiiiiiiiieinienenn.n. 71
IV.10.5.MOUNEAIN MOVET .. ...t 72
IV.10.6.MaNifold. ... e 72
IV.10.7.ENregistreurs €t CapteUIS. ... ...t 73
1VV.10.8.0util d‘isolation de la téte de puits(Tree Saver : WIT) ...l 73
IV.10.9.La cabine de controle. ...... ... 74
IV.11.Les problemes rencontrés lors de la Fracturation Hydraulique.......................... 74
IV.11.1. L effet de 1a tortuosite .......oviiniiii i e 74
IV, 11, 2.C0IMAtAgE. . ..ottt 75
1V.11.3.Bourrage prématuré (Premature Screen Out) ...........oooiiiiiiiiiiiiiiienen.s. 75

ChapitreV : Fluides de Fracturation

AV B 111 (oo [0 Tod 1 o o FO PP 76
V.0L1 Lefluide idéal..... ..o 76
V.2. Composition du fluide de Fracturation...................ocooiiiiiiiiiiii e, 77
R T Y/ 0= 7 77
VA, AGUIEITS. . 78
V.5.Filtration du fluide de fracturation.................oooiiii i 81
V.5.1.Fluides de filtration contr6lés par la ViSCOSIte.............covviiiiiiiiiiiiiinns 82
V.5.2. Fluides de filtration contrdlés par compressibilité........................cooeenin. 82
V.5.3. Fluides de filtration contr6lés par la formation d'uncake........................... 83
V.5.4. Le coefficient de filtrationtotale ... 84



Table des matieres

V.6.AQENES 08 SOULENEMENT. ...\ttt 85
V.6.1.Conductivité de la fracture...........ooveirinii 85
V.6.2.Nature des agents de SOUtENEMENt. ... .....ou ittt 86
V.6.3.Propriété physique de 1’agent de souténement....................cccooeviiiinininnn.. 87
V.6.4. Principaux agents de SOUtENEMENTS. ..........ovitirinier e 90
V.6.5. Comportement dans le temMpPsS. ... ...oooviiiiii 90
V.6.6. Mise en place des SOUtENEMENTS. ... ....o.iuiiririiit e 91
V.6.7.Transport des agents de SOUtENEMENt............civiiriniiiiiii i, 91
V.6.8. Caractéristiques requises de I’Agent de Souténement...................oceeevennn... 91

ChapitreVI : Etude pratique du puits TML3

VI .1. Présentation de puit TML3......ooiii e 92
VI . LLHIStOrque 08 PUILS. ....vt e 92
VIE.1.2.Situation du puits TML3. ... e, 92
VI1.1.3. Propriétés de la complétion. ... 93
V1.1 4.Propriétés des rESerVOIrS. ... ..o.virii e e, 93
VELSWell General [0gS. ......ovvinii e 94

VI.1.6.PREPARATION DU PUITS POUR LA FRACTURATION (PHASE PRE-
FRAC). 95

VI1.2.DEROULEMENT DE FRACTURATION HYDRAULIQUE (PHASE FRAC)....... 95

V1.2.1.Préparations NECESSAINES. ... ....uiri ittt ettt e, 95
V1.2.2. Etude, interprétation des Essais Mini frac(DataFRAC*)..............ccccoeevinnne.. 95
V1.2.3.Déroulement de la mini frac............cooiiiiiiiii i, 96
VE3.Step Rate TSt (SRT) .oiniitiit it e 98
VI1.4.ANALYSE DU DECLIN DE PRESSION PAR LA METHODE DE NOLTE.........99
V1.4.1.Estimation de la chute de pression instantanée de fermeture (ISIP)................. 99
V1.4.2.Détermination des pertesde Charge...........ocooiiiiiiiiii 100
V1.4.3.Détermination de la puissance hydraulique requise...............cccoeveiniinenn... 100
V1.4.4.Estimation de la pression et du Gradient de fracturation (PF ; GF)................ 101
V1.4.5.Détermination de la pression de fermeture (PC) ..........coovviiiiiiiiiniennnns. 102
V1.4.6.Calcul de I’efficacité de fluide M..........oooiiiiiii i 104
V1.4.7.La pression nette dans la fracture (Pnet) ...........ccoooviiiiiiiiiiiiien, 104
V1.5.Square root(2eme MEthOUE) .........vririniiii e 104
V1.5.1.Détermination de la pression de fermeture (PC) ...........ccoiiiiiiiiiiiiiiien, 105

V5. 2. L BFfICACIE . . ..o e 106



Table des matieres

V1.6.Détermination du modele de propagation de la fracture.....................ooooiiiiinne. 106
VI1.7.Approche & la Geométrie de la fracture............coooiiiiiiiii e 108
V1.7.1. Calcule du module de déformation plane E’.................cooiiiiiiiiiiis. 108
V1.7.2. Calcul de la complaince de la fracture ¢y ..................... 108
V1.7.3.Calcule le volume injecté dans la formation.........................ooi 109
V1.7.4.Détermination du Coefficient de filtration (CL) .................ooiiiiiiiinl. 109
VI1.7.5.Calcul du volume de PAD........oiii 109
V1.7.6.Calcul de la surface de fracture Af .......ccoovieiniiiiii e 110
V1.7.7.Calcul de la longueur de fracture xp ... 110
VI1.7.8. Calcul du volume de fracture Vi ..o 110
VI1.7.9. Calcul de la largeur de fracture W ... ..o 110
V1.8.Synthése Récapitulative des résultats d’analyse “’Mini Frac™ ........................c. 111

ChapitreVIl:Evaluation de I’Opération de Fracturation Hydraulique du Puits

TML3
VI1.1. Procédure de sélection des agents de soutenements.............oooveeeiieninninnannnn. 112
VILLL L8 PrOPPant. . ..ot 113
VIL1.2.2 -8ME PrOPPANT. ... ettt e e 115
VI1L2.LES VOIUMES POMPEES. ... ettt et e e e e e e 117
VIEL3.MaIN FRAC . ... e 118
VI1.3.1.0perational SEQUENCE. ........ovint ittt 118
V11.3.2.Main treatement pressure Match.............ooooiiiiiiiiiiiii i 119
VI11.4.Estimation du SKin apres Fracturation................ccooiiiiiiiiiiiii e, 120
VIL4.1.Calcul de skin PoSt fraC..........cooviiiiiii e 120
VLS. RESUME de P eXECULION. ... .ttt e e e 123
VLS. L, LBCON EIrEe. et e e e e 123
VI1.5.2.Conclusion et recommandations.............c.oueiiiiiiiiit i 123
(00 o Tod [ [0 W 1= 01T - 1 [T N 124

=TT T T0T0 ] =T o] o] 1=
A NI I E XS et eeeeeeeeeeeesnsessssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssssns



Liste des abréviations

Parametre

Surface de filtration durant le pompage
Surface de filtration a la fin du pompage
Surface de la fracture

Bottom Hole Last Pumping Pressure

Pression de fond

Coefficient de Compliance (Conforming Factor)
Coefficient de filtration

Module de Young

Module de déformation plane

Module dynamique de Young

Conductivité adimensionnelle de la fracture
Gradient de Fracturation

la valeur G qui correspond au point de fermeture
Gradient hydrostatique

Gradient de Chute de Pression de fond instantanée
Mi- perforations

Puissance Hydraulique Requise

Hauteur de la fracture

Hauteur de la zone productrice

Indice de productivité

Bottom Hole Instantaneous Shutting Pressure
Perméabilité

Exposant du modele rhéologique

Exposant de puissance du modeéle rhéologique
Pression de fracturation

Pression Hydrostatique

Pression nette dans la fracture

Débit de pompage

Rayon du puits

Skin effectif

Symbole
(A)
(AP)
(Af)

(BHLPP)

(BHP)

(Cr)

(C1)

(E)

(E')

(Ed)

(FCD)

(GF)

G(ATc)

Gh

(Gisip)

(H)

(HHP)

(Hf)

(Hp)

(IP)

ISIP(fond)



Liste des abréviations

Temps de I’enregistrement aprés shut-in (At)
Temps de fermeture (tc)
Volume injecté (Vinj)
Largeur de la fracture (W)
Longueur de la fracture (Xf)
Constante poroelastique de Biot (a)
Facteur géométrique (B)
Pertes de charge par frictions (APFric)
Pertes de charge aux abords du puits (APnwb)
Pertes de charges Perforations/fracture (APperf/frac)
Perte de charge due au skin (APs)
Pertes de charge totales (APtot)
Gain de débit apres fracturation (AQ)
Coefficient de Poisson (v)
Coefficient dynamique de poisson (vd)
Masse volumique du proppant (o)
Porosité moyenne du proppant (Pp)
Contrainte verticale (ov)
La déformation axiale (€a)
La résistance a la traction (Rt)
La résistance a la compression simple (Re)
I'angle de frottement interne (D)
Spurt loss (Sp)
Viscosité apparente du fluide (1)
Le volume de la fracture a la fin de la période de pompage. Vf(tp)
Le volume de la fracture a n'importe quel temps aprés shut-in. Ve (At)

Le volume totale de fluide filtré dans la formation entre le temps de shut-in t,, et At (V)



Liste des tableaux

Chapitre 111
Tableau 111.1: Valeurs de résistances a la traction de certaines roches........................ 33

Chapitre IV

Tableau IV.1: Interprétation de la courbe de pressions de Nolté (Log-Log)......... .......... 68
Chapitre VI
Tableau VI .1: TML-03 Propriétés de la complétion..................ocoviiiiiiiiiiinn, 93
Tableau VI. 2: Propriétés générales de formation de TMLO3..............cccoovivvinininnn.... 93
Tableau V1 .3: Pression de réServoir..............euuiiniiniieieiieie e 94
Tableau VI .4: Acid —Breakdown/DataFRAC* as Measured Pump Schedule............... 96
Tableau VI .5: step rate test iNPUL. ........coiririeii e 98
Tableau V1 .6: tableau de valeurs de G function..............cooveiiiiiiiiiiiiiieeen, 102
Tableau VI .7: (BHP SO (1)) .. onreeii e 105
Tableau VI .8: (LOgPNet LOG Ab) ....ovreiie e 107
Tableau VI .9: DataFRAC* Summary Table...........ccooviviiiiiiiee e 111
Chapitre VII
Tableau VI1.1: Designed Fracturing Treatment Schedule HIWAY ........................... 117
Tableau VI1.2 : Executed Fracturing Treatment Schedule HIWAY™*......................... 117

Tableau VI1.3: Main fracture treatement reSUILS. ........ooveeeeee e 119



Liste des figures

Chapitre |

Figure 1.01: Situation géographique de la région de Tin fouyé Tabankort..................... 02
Figure 1.02: Situation géographique de la région de Tin fouyé Tabankort..................... 03
Figure 1.03: Carte stratigraphique de la région de Tin fouyé Tabankort......................... 05
Figure 1.04: Apercu structurel de la région de Tin fouyé Tabankort............................ 06

Chapitre 11

Figure 11 .1: Localisation de colmatage............cooviniiniiriii e 12
Figure 11.2: BIOCS '8AU. ......ueii e e, 15
Figure 11.3: Profil des pressions dans la formation...................ooooiiiiiiiiiiiiiiinnes 20
Figure 11. 4: Skin d’épaisseur finie...........ooieiuiitiii e 20
Figure 11. 5: Estimation de rayon effective..............ooooiiii i, 21

Chapitre 111

Figure.l11.1:Un bloc de matériau soumisaune force F.............oooiiiiiiiiiiiiiiiiiina, 24
Figure 111.2 : Distribution des CONraintes. ... ......ooiveiriiieiiii e 25
Figure 111.3 : Déformation produite par l'application de laforce F.............................. 26

Fig.111.4: Application de la forceF produit également une déformation dans

LA dIrECION Y. .o 27
Figure 111.5 : Comportement des matériaux soumis a des efforts. (Djeddi.Mk, 2016).........28
Figure 111.6 : La déformation angulaire. ..o, 31
Figure 117 :Test hydrostatiQUe. .........oviriiit e 32
Figure 111.8 : Critére de rupture de Mohr-Coulomb................coooiiiiiii 36

Chapitre IV
Figure 1V.1 : Schématisation des courbes Q=f (AP) pour différentes catégories de puits......38
Figure 1V.2 : Principaux Remeédes face a ’endommagement....................oooevvinininnn. 38
Figure 1V.3: Premiere activité commerciale de Fracturation Hydraulique

(OKIahOmMa 1949) . ... i 40

Figure IV.4 : Courbe schématique de I’évolution de la pression lors de la fracturation

HYArauliqUe. ... e e 43
Figure 1V.5 : Evolution théorique de la pression de fond lors de la Frac.Hydraulique........ 44
Figure IV.6 : Initiation et Extension de la fracture...............coooiiiiiiiiiiiiiii 44

Figure IV.7 : Fermeture de la fracture & Dégorgement

Figure 1V.8 : Log de thermomeétrie Post-Mini Frac................cccooviiiiiiiiiiieee, 47



Liste des figures

Figure 1V.9 :courbe de Step Rate TeSt.......oviuiriii e 48
Figure 1V.10 : Evolution de la pression en fonction du débit - Step Rate Test.................. 49
Figure 1V.11 : Courbe du Pump in/ Flow back Test...........ccoiiiiiiiiiiie 50
Figure V.12 : pressure deClin test..........ouiririiiiii e, 51
Figure 1V.13 : Modéle GDK de fraCture............ccouiuininiiiiiiiiie e 53
Figure 1V.14 : Modele PKN de fracture. .........ooovviiiiiiiii e 55
Figure 1V.15: Modele radial de fracture............ccoooiiiiiiiiii e 58
Figure IV.16 : Courbe P, = F(G(AtD)) uvvvveeeeeeeeeeiiiiiieeeee e 64
Figure 1V.17 : Le flux linéaire a ’intérieur d’une fracture.................ccvviiiiiiininin.n 66
Figure 1V.18 : Courbe de déclin de pression vs square root time.....................cooevenene. 66
Figure 1VV.19 : Courbe de pression vs square root time.............covviiieiiiiiiiiiiieenean, 67
Figure 1V.20 : La Courbe de pressions de Nolté (Iog-1og) ............ccoooiiiiiiiiiin.. 68
Figure 1V.21 : Equipement de SUIMface...........ooviiriii e 69
Figure 1V.22 : Réservoir d’eau (Frac Tank) ...........cooooiiiiiiiiii e, 70
Figure 1V.23 : Unité d’hydratation...............oooiiiiiniitii e 70
Figure 1V.24 : Mélanger (BIENTEN)........oiniiii e 71
Figure 1V.25 : Pompes a hautes pression (en parallele) ...............cooiiiiiiiiiiiiiiin, 71
Figure IV.26:Mountain MOVET ... ..o e 72
Figure IV.27 :Le Manifold. ... ... e 72
Figure 1V.28 : Montage du “’Tree Saver’.........ooiiiriieiii i 73
Figure 1V.29 : Piston d’ancrage &Mécanisme d’étanchéité du “’Tree-saver’.................. 73
Figure 1V.30: Configuration et design du >Tree-saver™ ...........ccooviiiiniiriieiiiiiaiiinn, 74
Figure 1V.31 : Evolution de la pression pendant le pompage. .............ccoouveueeeeeeennn.... 76
ChapitreV
Figure V.1: Différentes familles du fluide de fracturation............................c, 77
Figure V.2: Composition volumétrique d’un fluide de fracturation.............................. 81
Figure V.3 : Courbe de filtration du fluide formant un cake sur la formation.................. 84
Figure V.4 : Différents types d’agents de souténement.................ooeveiiiiiinininenennnnnnn. 86
Figure V.5 : Différentes granulométries de 1’agent de souténement.............................. 87

Figure V.6:

Comparaison des forces des différents types des agents de soutenement........ 89



Liste des figures

ChapitreVI
Figure V1.1: Plan de position de puits TML3 dans le champ TFT(document sonatrach)......92
Figure V1.2: Logs Zoning (LGZONES)......uivit it et et e e e e e e 94
Figure V1.3 :Graphiques DataFRAC™ ... 97
Figure VL4 Step Up rate TeSt. ... vet it 98
Figure V1.5: instantaneous Shut_in Pressure..........coooeveiiiiiiiie e 99
Figure V1.6 :pression de fond en fonction de G fonction(UB)...............ccoeiiiiiininnn. 103
Figure VI7: BHP VS TIMe. ...t 103
Figure V1.8: pressure vs square root tIMe. ... ....o.oouiiiiiii e 105
Figure V1.9 :courbe de pression de Nolte LOG LOG...........covvviiiiiiiiiiiiiiiiieaens 107

Chapitre VII
Figure VI1.1: abaque pour déterminer Kf (interProp20/40)...........cccoviiiiiiiiiiiiiininn... 113
Figure VI1.2: abaque pour déterminer Kf (interProp16/30).............ccoviiiiiiiiiininn... 115
Figure VI11.3 :Main fracture treatment pressure Match...................coooiiiiiiiinn.. 119
Figure VI1.4 :abaque pour déterminer facteur de skin..................ocooiiiiiiiin 121

Figure VIL5: historique de la production................oooiiiiiiii e 123



Introduction Générale

INTRODUCTION

De nos jours, Les plus grands gisements pétroliers au monde, qui ont été découvert au 20
ieme siécles connaissent une détérioration remarquable et graduelle du rythme de production,
Ce constat étant le résultat d’une politique d’exploitation inadaptée d’une part ; ou bien d’une
dégradation des propriétés matricielles des horizons producteurs d’autre part , prouvée par les
tests de formations, d’échantillonnage et d’analyse des paramétres de production en surface;
ce qui donne ainsi naissance a I’hypothése d’un endommagement de la formation.

Des nouvelles techniques de récupération sont introduites en vue d’améliorer le potentiel
ainsi les caractéristiques des puits.

Les opérations de stimulations les plus fréquentes dans le domaine pétrolier sont : les
opérations d’acidification et celles de fracturation hydraulique, ces derniéres ont pris une
dimension cruciale ces dernic¢res années ; Alors qu’elles étaient réservées pour les réservoirs
de nature compact, elles sont aujourd’hui mises en place pour “’By passer’’ les zones
d’endommagements critiques.

Dans le cadre de mon projet de mise en situation professionnelle au sein de la Division
Production de TFT (Tin Fouy¢ Tabankort), j’ai été confronté a I’é¢tude et la réalisation d’une
opération de stimulation par fracturation hydraulique sur le puits TML3 qui sera le theme de
mon projet de fin d’étude.

La réussite d’une telle opération dépend énormément des parametres choisis et des
discisions prises afin d’éviter toute échec ou toute dépense supplémentaire et avoir un bon
rendement de I’opération.

Pour ces raisons, des tests d’injectivité sont effectué¢es avant le traitement proprement dit
(fracturation hydraulique) pour établir un bon programme de fracturation, mais le test le plus
important est le test de mini frac.

En 1979, NOLTE a présenté une analyse complete du mécanisme de déclin de pression. 1l
s’agit donc d’une analyse de la pression dans la phase ou elle est comprise entre la chute
instantanée de la pression et la pression de fermeture.

L’¢tude de fracturation hydraulique (ex : puits TML3 TFT) est basée sur des modéles de
propagation. Chaque modele a ses suppositions et ses limites d’application, et la fracture se
propage selon une géométrie qui dépend de la nature et les propriétés de roche.

On tient comme but a déterminer, ’explication de la procédure de fracturation hydraulique
d’une maniére général, et la prédiction de la géométrie de fracture au cours d’un test de mini
fac, ainsi 1’évaluation de ’opération.

On utilise la méthode du déclin de pression développée par NOLTE, on donne 1’essentiel
pour cette méthode avec les développements de ses équations.
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Chapitre | : Présentation de la Région d’étude Tin Fouyé
Tabankort(TFT) :

| .1. Situation géographique de la région TFT :

La région de Tin Fouyé Tabankort est située dans la partie centrale du bassin d'lllizi, plus

précisement & 300 Km au Nord-Ouest de In Amenas et 500 Km au Sud-Est de Hassi Messaoud.

Il est délimité par les coordonnées UTM suivantes :
X1:310 000 X2: 40 000
Y1: 3110000 Y2:3190 000
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Figure 1.01 : Situation géographique de la région de Tin Fouyé Tabankort.

| .2. Situation géologique de la région TFT :

La région ouest de TFT gaz occupe la partie centrale de bassin d’Illizi, avec une superficie
393.59 Km? Il est limité par plusieurs réservoirs, voir la figure (1.02) :

e Au Nord-Ouest par le réservoir de TFT huile.
e A I’est par le réservoir principal du gaz TFT gaz.
e Ausud le réservoir d’In Aminas.
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Figure 1.02 : Situation géologique de la région de Tin Fouyé Tabankort

1.3. Historique de la région de TFT :

Le gas-cap de Tin Fouyé Tabankort a été découvert en 1961 par le sondage TFE-1. L'huile n'a
été rencontrée qu'en 1965 dans le forage TFEZ et la production a débutée en mai 1967 avec un pic
de 13 500m3/j atteint en 1976. Un maintien de pression par injection d'eau a la périphérie a été mis
en ceuvre en 1980. Il a permis de stabiliser la pression, de remonter la production au niveau de
11000m3/j et de maintenir le GOR a des valeurs acceptables.

Le premier gisement de pétrole du bassin d’Illizi a été découvert a Edjeleh en 1956 par les
frangais. Depuis de nombreux autres gisements de pétrole et de gaz ont été trouvés. Les plus
importants se rencontrent a la partie supéricure de I’Ordovicien et dans les réservoirs F6, F4, F3.

Les principaux gisements du bassin de Zarzaitine, Tin Fouyé Tabankort-Amassak, Edjleh, Tin
fouyé, Stah, Mereksen et Irlalene.
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1.4 .Aspect stratigraphigque :

La colonne stratigraphique type et les coupes géologiques des bassins d’Illizi et de Gadames
sont reproduites sur la figure (1.03), sur laquelle est tracés les coupes stratigraphiques de gisement
TFT gas cap, la série stratigraphique depuis le cambrien jusqu’au crétacé supérieur sont représentes

avec certains niveaux de troncation par érosion.

La base sur laquelle se sont déposés les sédiments est constituée par une plate-forme au sud,
séparé par une zone élevée orientée dans la direction Est-Ouest (mole d’Ahara). La série
paléozoique se compléte progressivement en direction du Nord pour se terminer par les argiles de
Tiguentourine de la période permo-carbonifere. Du point de vue lithologique, la série est constitue
de grés et d’argiles, a ’exception des marnes et des calcaires du namurien Supérieur et de
westphalien. Les épaisseurs des couches s’accroissent vers le nord et vers 1’Ouest. L’écorché
géologique a la discordance Hercynienne montre une disposition en auréole des différentes
formations paléozoiques autour d’un triangle dont les sommets ne sont constitués

approximativement par les structures de dome a Collenias.

A Tintérieur subsiste la formation paléozoique la plus récente (argile Teguentourine), quand on
s’éloigne de ce triangle, les formations paléozoiques les plus récentes disparaissent successivement

par suite du relevement des couches et de leur érosion lors de la phase Hercynienne.

A partir de la latitude 27 ° 50’ N apparaissent les formations argilo sableuses continental de la
moitié inférieure du Mésozoique ; les seriés supeérieures, carbonatées et marine, du cénomanien, au
Sénonien, débutent a partir de la Hamada de Inrhert. Dans le bassin de Guedames, deux épisodes

saliféeres s’intercalent dans cette série au niveau du Trias et la base du Sénonien.

Une série sableuse d’age mio-pliocene recouvre, localement au sud et en affleurements

continus au nord, les formations terminales du Mésozoique.
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Figure 1.03: Carte stratigraphique de la région de Tin Fouyé Tabankort.

1.5. Aspect structural:

Le Sud du bassin d’Illizi est divisé en une succession de dépressions ou de sillons par une série
d’axes majeurs qui sont d’Ouest en Est :

» L’axe d’Amguid El Biod qui forme la bordure occidentale du bassin et
qui le sépare du bassin de Mouydir a I’Ouest .

L’axe de Tan-Elak .

L’axe de Ta-Elak .

L’axe d’Essaoui-Mellene .

L’axe de Fadnoum .

L’axe de Tihemboka.

VVVYVYYVY

Les directions de tous ces axes sont proches de la direction Nord-Sud. Ils sont bordés de failles
importantes qui sont dues au re-jeu de failles profonde du socle, qui sont le prolongement de failles
trés anciennes qui affectent le socle du Hoggar sur des centaines de Kilomeétres et le divisent en
plusieurs compartiments. Ces failles majeures accompagnées de faisceaux de failles secondaires,
ont rejoue au cours des temps géologiques lors des phases tectoniques successives et elles ont
affecté la couverture sédimentaire du bassin. Axes et faille pénetrent profondément a I’intérieur du
bassin d’Tllizi dent la partie centrale est beaucoup moins structurée.
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Dans la partie Nord-Ouest du bassin d’Illizi se trouve le vaste anticlinorium de Tin Fouyé
Tabankort bordé a 1’Ouest par la faille majeure Maouar-Tin Tayart. Enfin, la Hamada du Tinrhert
se trouve a I’aplomb d’un ancien mdle, celui d’Ahara, orienter approximativement dans la direction
Est-Ouest, qui sépare le bassin d’Illizi de celui de Ghadamés, assez faiblement structuré.

En fonction des directions des failles et de celles des efforts tectoniques, il y a eu des phases de
compression, de distension ou de décrochement. La plupart des structures anticlinales de la région
sont en relation avec des failles ; quelques-unes d’entre elles sont dues a la mise en place de
laccolites intrusives de dolomite.
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Figure 1.04 : Apercu structurel de la région de Tin Fouyé Tabankort.

1.6. Aspect pétrolier :

Le bassin d’Illizi est une riche province pétroliére qui a déja été abondamment explorée alors le
bassin de Ghadames, d’acces difficile par suite de la présence de dunes, n’a été que faiblement
exploré jusqu’a ce jour.

1.6.1. Roches méres et genése des hydrocarbures :

les principales roches méres sont les argiles du Gothlandien, dont I’épaisseur varie de 250 a
300m, les argiles de I’Ordovicien, du Dévonien et du Carboniféere ont également des
caractéristiques de roche meres.
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Cette source est représentée par les argiles noires, carbonatées radioactives, treés riche en
matiére organique de nature amorphe, la présence de tasmaniens confirme I’origine marine de cette
matiére et donc son apport pétrolier.

1.6.2. Roches réservoirs : Les réservoirs a hydrocarbures sont du type gréseux ou sableux, qui
peuvent étre subdivisées en cing groupes :

» Les grés cambriens (absents sur le mont d’Ahara).

> Les grés et grés quartzitiques de 1’Ordovicien .

> Les greés de réservoir Dévono-Gothlandien F6 et des réservoirs Dévonien F5, F4, F3 et F2,
ayant chacun une extension latérale différente .

> Les niveaux gréseux du Carbonifere .

> Lessables et grés du Trias dans le bassin de ghadameés.

Au dessus, la série Mésozoique ne presente pas de couvertures étanches qui permettraient de
donner un intérét pétrolier aux nombreux niveaux de sables et de grés qu’elle renferme.

D’une maniére générale, la qualité des réservoirs du Paléozoique s’améliore en remontant dans
la série stratigraphique. Les grés Cambrien et ordoviciens ont des porosités de I’ordre de 5 a 8% ;
ceux du Dévonien, du Carbonifere et du Trias ont des porosités pouvant atteindre 25% et des
perméabilités géneralement bonnes a excellentes. Dans le bassin d’Illizi, la profondeur des
réservoirs varie de quelques centaines de metres a 3500m. Ces objectifs deviennent plus profonds
dans le bassin de Ghadames.

o Ordovicien unité 1V-3 : 1956 m — 1973m :

L’unité V-3 constitue le niveau producteur principale dans la zone centrale avec des bonnes
caractéristiques pétrophysiques avec des réserves en place importante, par contre ce niveau présente
des caractéristiques médiocres dans la zone Ouest de gisement TFT gaz.

Il est constitué essentiellement de greés et des traces d’argiles dont 1’épaisseur varie de quelques
dizaines de metres.

o Ordovicien Unité 1V-2 : 1973 m —2120m :

L’unité IV-2 constitue la principale couche productrice dans la zone Ouest avec des
caractéristiques pétrophysiques de plus en plus bonnes contrairement a la zone centrale.

Il est constitué essentiellement de grés et des traces d’argiles dont I’épaisseur atteint 65m dans
certains points.

1.6.3.Roches couvertures :

Les couvertures des réservoirs sont toujours constituées par des argiles, a I’exception de la
couverture salifere des grés triasiques dans le bassin de Ghadames.

Ainsi la province pétroliféere de TFT Gaz est couverte par une couche d’argile d’épaisseur
variable.
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|.7. Aspect tectonigue :

L’assise paléozoique du bassin se caractérise par un anticlinorium en forme de T dont la barre
horizontale, de direction Est-Ouest, se prolonge en Tunisie. Cet anticlinorium comprend les
éléments suivants :

> Voute de Tilrhemt et haut-fond de Talemzane .
» Systéme de structures de Djemaa-Touggourt.
> Systeme de dislocations d’El Agreb-Messaoud.
» Volte de Dahar.

Entre ces dépressions se trouvent les dépressions d’Oued Mya et de Ghadames.

1.8. Caractéristiques lithostratigraphiques :

La figure de la colonne stratigraphique montre le type de la province Triasique et des coupes
géologiques décrivant 1’évolution du bassin aprés la phase orogénique hercynienne.

e Précambrien: Il est généralement représenté par des granites et localement par des
rhyolites.

e Paléozoique : Qu’est subdivisé en :

>

Cambrien : Il est surtout composé de grés fins a grossiers, de microconglomérats et de
conglomérats, il produit de pétrole a Hassi Méssaoud et Rhourde EI Baguel.

Ordovicien : Constitué d’alternances et de formations gréseuses et argileuse, il n’est
productif qu’en de rares endroits du bassin Triasique.

Gothlandien : En générale, il est représenté par des argiles noires a graphites dont la
base, fortement radioactive, constitue un excellent repere pour les corrélations par
diagraphies. La partie supérieure de cette formation peut renfermer des bancs gréseux
qui se sont avérés producteurs de pétrole dans la dépression d’Oued Mya. On considére
que les argiles Gothlandiennes constituent la roche mere principale du bassin Triasique.

Dévonien : 1l est composé principalement de grés et son étendue est trés limitée dans le
bassin Triasique. Il n’est présent que dans I’extréme Sud-Est (dépression de Ghadames).

Carbonifere : Constitué de sédiments marins, son étendue est trés limitée. On le
rencontre que dans la dépression de Ghadames et a I’extréme Nord-Ouest du bassin ou
une découverte de pétrole a été faite dans le biseau du Moscovien sur la structure de
Bordj Nili.

e Mésozoique :

>

Trias : Transgressif et discordant sur les termes du Paléozoique, le Trias est représenté
par des sédiments continentaux (grés, argiles) entrecoupés de coulées d’andésite, et des
sédiments lagunaires (sel, anhydrite) servent d’excellente couverture aux réservoirs de
Trias détritique qui partout présent et qui produit du pétrole et du gaz.
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> Crétacé : On le trouve sur toute I’étendue du bassin, sa partie inférieure comporte des
faciés continentaux tendit que sa partie supérieure est composée essentiellement de
carbonates, de sédiments allogenes et argileux d’origine marine littorale, et de dépdts
lagunaire (‘anhydrite, sel).

1. Cénomanien : Composé essentiellement d’une alternance d’argile, de calcaire et de gypse.

2. Albien : Il est représenté par de grés fins, friable, a passées d’argile plastique dont la cote
est cernée entre 188 et 244m et c’est un réservoir aquifere.

3. Aptien : Il est constitué de marne et grés argilo- carbonatés et qui va de 244m jusqu’a
288m.

4. Barrémien : Il est composé de sables fins a grossiers, a ciment argileux.

5. Néocomien : Le niveau est constitué de grés fins a moyens, parfois a gros grains a passées
de calcaire gréseux et qui va de 509m jusqu’a 699m.

> Jurassique : Largement développé dans la province Triasique, il est composé de
sédiments lagunaires et marins. Il débute par un banc dolomitique caractéristique et
présent sur tout le bassin.

1. Dogger (680m — 780m) : 1l est constitué de sable et d’argile, avec des niveaux de
grés et son épaisseur moyenne est de 1’ordre de 100m.

2. Lias (780m — 875m) : Il est constitué principalement d’argile et de grés avec des
passées de sable avec une épaisseur de 95m.

e Cenozoique :

Le Cénozoique est en général représenté par des dépbts détritiques du Mio-Pliocene et en de
rares endroits, par des dépdts marins de I’Eocene.

1.9. Caractéristigues pétrophysigues des principaux réservoirs :

e Cambrien : L’ensemble des réservoirs du cambrien est constitué a la base de grés grossiers
a micro conglomératiques avec des passées de conglomérats trés fissurés. La
granulométrique diminue de bas en haut et la teneure en argile augmente vers le haut (60 a
75% puis de 90 a 95%) ainsi on distingue plusieurs parties dans le Cambrien en allant de
grés grossiers en haut au grés fins en bas.

La porosité maximale de tous ces reservoirs est de I’ordre de 15 a 20% et la perméabilité
varie de 10mD a 1D dans les zones fissurées.

e Ordovicien : Les réservoirs gréseux Ordoviciens sont d’importances minimes dans le
bassin. Les seuls qui aient fourni des productions appréciables a ce jour sont les grés d’oued
Saret & Ben Kahla et la dalle de M’Kratta a Oulougga.
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Dévonien : Aucun sondage foré dans le bassin Triasique n’a encore rencontré
d’accumulation commerciale d’hydrocarbures dans le Dévonien.

Carbonifere : Le seul réservoir produisant des hydrocarbures est constitué de grés fins a
moyens du Westphalien, sur la structure de Bordj Nili. La porosité est de ’ordre de 20% et
la perméabilité atteint 1D.

Trias série inférieure : La série inférieure est de loin le réservoir le plus important du
bassin, il est constitu¢ d’alternances de roches gréseuses et argileuses. La teneur en grés
augmente vers la base ou I’on rencontre souvent des conglomérats. Les grés sont
généralement fins a moyens et I’on y observe d’innombrables fissures remplies de sel,
d’anhydrites, de calcite et du bitume. La porosité est de 'ordre de 15 a 20% et la
perméabilité de ’ordre de 500 a 1000mD.

Le ciment de réservoir est constitué généralement d’argile, de dolomie et d’anhydrite, ce
réservoir repose en discordance sur les différents horizons Paléozoiques et il est recouvert
d’épanchements effusifs. I1 est productif dans la dépression de Oued Mya et El Borma.
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Chapitre Il Endommagement de la formation & Notions sur le skin

II : Endommagement de la Formation & Notions sur le Skin :

11.1. INTRODUCTION:

Les endommagements causés a la formation réduisent la capacité de production ou
d'injection du puits, et I'élimination des endommagements est I'un des principaux objectifs des
ingénieurs pétroliers.

I1 est important de noter que tous les types d’endommagements aux formations ne
nécessitent pas un traitement d'élimination. Certains types d’endommagements seront
nettoyés pendant la production, et d'autres peuvent étre éliminés par des changements dans les
pratiques d'exploitation.

Dans ce chapitre nous passerons en revu la nature d’endommagement, son origine, sa
localisation ainsi que les conséquences de I’endommagement sur la production, en se basant
sur les lois d’écoulement a travers les milieux poreux.

1. 2SIGNIFICATION ET DEFINITION DE ’ENDOMMAGEMENT :

Les termes "endommagements de formation™ et "dommages d'effet de skin" ont été
appliqués pour decrire de nombreuses dégradations de la productivité des puits (Krueger,
1986 ; Porter, 1989). Les dommages peuvent étre tout ce qui entrave I'écoulement normal des
fluides a la surface ; ils peuvent se trouver dans la formation, les perforations, le systéme de
levage, les tubulaires ou les restrictions le long du trajet d'écoulement.

11.3. LOCALISATION DE I’ ENDOMMAGEMENT :

L’endommagement est défini comme étant un obstacle empéchant 1’écoulement des fluides
du réservoir vers le puits, le schéma ci-dessous (Fig 11.1) illustre parfaitement les zones de
localisation de I’endommagement tenant compte de la configuration du puits.

11.3.1. Au fond du puits :

Généralement, on trouve des dépbts constitués par des sédiments d origine diverses
(particules issues de la formation, produits de corrosion des équipements) ou des précipités
(sels, paraffines, asphalténes...).

11.3. 2. A la paroi du puits :

- Cake externe (zone 1) : Le cake externe est formé de particules solides minérales ou
organiques déposées lors du forage sur la paroi du trou, consolide la paroi du puits, réduit
I"infiltration de la boue dans la formation.

Son élimination se fait mécaniquement par grattage ou chimiquement par lavage aux
solvants ou aux acides.
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11.3.3. Aux abords des puits :

- Le cake interne (zone 2) : Le cake interne est constitué par de fines particules solides
provenant de la boue, du ciment et des fluides de complétions, se localise dans une trés mince
couronne aux abords immediats du puits et bloque les pores, rendant le milieu peu perméable.

La zone envahie (zone 3) : Au-dela du cake interne se trouve la zone envahie par les filtrats de
la boue et du ciment, qui vont modifier I'environnement naturel du milieu poreux. On peut ainsi
observer :

» Changement de mouillabilité .

Formation d*émulsions .

Gonflement et /ou délitage des argiles .

Précipitations diverses (minérales et parfois organiques) en cas d incompatibilité d’un
filtrat avec les fluides en place.

Y YV V

11.3.4. Accumulations de particules :

Divers types de particules organiques résultant des modifications des conditions
thermodynamiques liées a la production, peuvent étre la cause de colmatage du réservoir.

3=
=

Fig.ll .1 : Localisation de colmatage

11.4. Description des endommagements de formation :

Les dommages a la formation sont généralement classés selon le mécanisme de leur
création comme étant naturels ou induits. Les dommages naturels sont ceux qui se produisent
principalement a la suite de la production du fluide du réservoir. Les dommages induits sont
le résultat d'une opération externe qui a été effectuée sur le puits.

Les endommagements naturels comprennent :

« Migration des fines.

Argiles gonflantes.

Les dépots organiques tels que les paraffines ou les asphalténes.
Les dépOts mixtes organiques/inorganiques.

Emulsions.
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Les dommages-intéréts induits comprennent :
- Le colmatage par des particules entrainées telles que des solides ou des polymeres dans les
fluides injectés.

- Les changements de mouillabilité causés par les fluides injectés ou les fluides de forage a
base d'huile.
- Les réactions acides.

« Sous-produits acides.

- Les précipitations de fer.

- Les boues catalysées par le fer.

- Bacteries.

« Blocs d'eau.

 L’incompatibilité avec les fluides de forage.

11.4.1. Migration des fines :

La migration des particules dans le fluide produit peut provoquer des dommages a la
formation. Les particules peuvent traverser les gorges des pores dans la région proche du puits
de forage et réduire la productivité du puits.

11.4.2. Argiles gonflantes :

Les argiles peuvent changer de volume (en fonction de la salinité du fluide qui circule
dans la formation). Les changements de perméabilité de la formation résultant de I'altération
de l'argile sont dus a la quantité, a I'emplacement et au type de minéraux argileux présents
dans la formation.

Les argiles gonflantes les plus courantes sont la smectite et les mélanges de smectite. La
smectite gonfle en absorbant I'eau dans sa structure. Elle peut augmenter son volume jusqu'a
600 %.

11.4.3.scale :

Est la précipitation des minéraux a cause de perte de solubilité. Les plus courantes sont le
carbonate de calcium, le sulfate de calcium et le sulfate de baryum.

11.4.4.DépoOts organiques :

Les dépobts organiques sont des hydrocarbures lourds qui sont généralement situés dans les
tubes, les perforations ou la formation). Bien que les mécanismes de formation des dépots
organiques soient nombreux et complexes (Houchin et Hudson, 1986), le principal mécanisme
est un changement de température ou de pression dans le systeme d'écoulement.

- Paraffines :

Contrairement aux asphalténes, la précipitation des paraffines est favorable quand il y a
une baisse de pression et de température durant la production. Ils sont plus probables de se
déposer dans le tubing.
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« Asphalténes :Les précipitations d'asphalténes peuvent étre influencées par la chute de
pression.

11.4.5. DépoOts mixtes :

Les dépots mixtes organique/inorganique sont un mélange de composés organiques et soit
des scales, soit des fines et des argiles.

11.4.6. Emulsions :

Les émulsions sont des combinaisons de deux ou plusieurs fluides non miscibles (y
compris des gaz) qui ne se dispersent pas moléculairement I'un dans l'autre. Les émulsions
sont composées d'une phase externe (également appelée non dispersée ou continue) et d'une
phase interne (également appelée dispersée ou discontinue).

11.4.7. Bactéries :

Les bactéries peuvent constituer un probleme grave dans les opérations de production en
raison de ce qu'elles consomment et de leurs sous-produits. Les bactéries peuvent se
développer dans de nombreux environnements et conditions différents : des températures
allant de 12°F a plus de 250°F [-11° & >120°C], des valeurs de pH allant de 1 a 11, des
salinités de 30% et des pressions de 25 000 psi.

Les bactéries les plus génantes dans le champ pétrolier sont les bactéries sulfato-
réductrices, les agents de formation de boue, les bactéries oxydant le fer et les bactéries qui
attaquent les polymeres dans les fluides de fracturation et les fluides de récupération
secondaire.

Les bactéries réductrices de sulfate sont celles qui causent le plus de problemes dans un
réservoir. Les bactéries réductrices de sulfate réduisent le sulfate ou le sulfite dans I'eau en
sulfure et produisent du sulfure d'hydrogéne (H2s) comme sous-produit.

11.4.8. Blocs d'eau :

L'eau peut provoquer un blocage dans les roches peu perméables (Figll -2) (Keelan et
Koepf, 1977). Les blocs d'eau sont un cas particulier de problémes de perméabilité relative.
Dans un bloc d'eau, I'eau occupe généralement les espaces d'écoulement (soit les pores, soit
les fractures naturelles) qui sont généralement utilisés par les hydrocarbures pour s'écouler
vers le puits.
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Figure 11.2 : Blocs d'eau : I'augmentation de la saturation en eau de 20% & 35% diminue la
perméabilité relative au pétrole de 90% a 30%, respectivement (Keelan et Koepf, 1977). ko =
perméabilité effective au pétrole, kro = perméabilité relative au pétrole, kw = perméabilité effective a
I'eau, krw = perméabilité relative a I'eau.

11.4.9. Fluides de forage a base d’huile :

La boue a base de pétrole (OBM) est le fluide de forage de choix pour le pouvoir
lubrifiant requis dans de nombreux puits trés déviés et pour les formations extrémement
sensibles a la boue a base d'eau (WBM). La plupart des OBM, et en particulier celles dont la
densité est supérieure a 14 lbm/gal, contiennent suffisamment de solides pour créer des
émulsions stabilisées par le limon lorsqu'elles sont mélangées a des saumures ou des acides de
haute salinité. Ces émulsions sont visqueuses et résistent a la rupture. Certaines de ces
émulsions se sont révélées stables pendant plusieurs mois, tant en laboratoire qu'au puits de
forage. Les dommages causés par ces émulsions peuvent étre si graves que I'on peut passer a
cOté de toute une zone de paiement.

Par exemple, dans un puits du Texas du Sud, I'émulsion OBM a créé des dommages si
graves que presque aucun débit du puits n'a pu étre mesuré. Lorsque les dommages ont été
supprimés, le puits a été testé a plus de 12 MMscf/D.

11.5. Origines des endommagements de formation :

Cette section decrit les origines des dommages causés aux formations :

11.5.1. Forage :

Invasion des boues solides :

Les boues solides peuvent remplir progressivement la porosité de la roche réservoir.
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Ces processus dommageables sont genéralement limités aux quelques premiers centimetres
autour du puits de forage (une valeur moyenne de 3 pouces est couramment utilisée), mais la
réduction de perméabilité qui en résulte peut atteindre 90 %. L’invasion de la roche de
formation par les solides du fluide de forage est favorisée par :

— Grande taille des pores de la roche de formation (Brownsonet al., 1980).
— Présence de fissures et de fractures naturelles dans le réservoir.

— La petite taille des particules des composants solides du fluide de forage (la taille initiale
des particules des agents de pondération et des dispositifs anti-circulation est généralement
grossiere mais peut étre fragmentée par le trépan) (Abrams, 1977).

— Un faible taux de forage entrainant la destruction du cake de boue (augmentation de la perte
de boue) et un long temps de contact entre la formation et la boue.

— Un taux élevé de circulation des fluides de forage (érosions de boue).

— Une forte densité de fluide de forage provoquant une forte pression de déséquilibre (Givens,
1976).

Invasion du filtrat de fluide de forage :

Pour des raisons économiques, les puits doivent étre forés le plus rapidement possible.
Pour augmenter le taux de pénétration, il est tentant de réduire le contrdle de la perte de fluide
dans la boue. Avant de prendre cette décision, il faut connaitre I'effet du filtrat et de tous les
solides associes.

La phase liquide d'un fluide de forage contient également de nombreux composés
potentiellement nocifs. Comme l'invasion du filtrat peut étre profonde.

11.5.2. La cimentation :

Lavages :

L'élimination des boues de forage, bien que nécessaire pour améliorer I'adhérence du
ciment, aggrave généralement les dommages causés a la formation, soit par une perte accrue
de fluide, soit par des problémes d'incompatibilité avec les lavages et les écarteurs de ciment.

Invasion du filtrat de ciment :

Durant la cimentation du liner, le filtrat de ciment peut envahir la matrice causant ainsi un
endommagement.

11.5.3. Perforation :

Les conditions dans lesquelles les perforations seront réalisées (tir en surpression avant
équipement, tir en dépression aprés équipement, nature du fluide dans le puits au moment du
tir) et la méthode de nettoyage éventuellement mis en ceuvre auront une grande influence sur le
degré de colmatage des perforations proprement dites. En particulier I'endommagement sera
d'autant plus grave si I'on perfore en présence d'un fluide contenant des solides et en surpression
du fait de I'invasion des solides.
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11.5.4. Gravel pack :

Il est presque universellement vrai que les amas de gravier se détériorent avec le temps,
entrainant une réduction progressive des performances du puits.

11.5.5. Workover :

Les saumures de travail (en particulier les saumures & haute densité) nécessitent
géneralement des inhibiteurs pour controler la corrosion. Ces produits peuvent contribuer aux
problemes de blocage de I'émulsion par la modification de la mouillabilité des minéraux de
formation et favorisent parfois la précipitation du fer dans le réservoir (Potter, 1984).

11.5.6. La fracturation :

Le risque majeur est un developpement vertical de la fracture qui mettrait le puits en
communication avec une zone contenant un fluide que I'on ne souhaite pas produire (& noter ici
encore l'importance d'avoir une cimentation étanche pour ne pas initier une fracture dans une
zone indésirée).

11.5.7. L’injection d’eau :

L'injection d'eau va abaisser la température, ce qui peut favoriser la formation :

- De précipité ou de dépots (paraffine, asphalténes, ...) suite a la baisse des seuils de
solubilite.

- D’émulsion.

11.6. Identification du laboratoire et sélection du traitement :

Les objectifs des expériences en laboratoire sont d'identifier les dommages potentiels et de
faciliter la sélection du fluide de traitement et de la conception optimale.

11.6.1. Identification des dommages :

e Analyse de base :

L'analyse détaillée des carottes de formation est nécessaire pour concevoir le traitement
d'élimination des dommages.

e Minéralogie des formations :

La connaissance de la pétrographie de la formation est essentielle pour comprendre quelle
sera la réponse de la roche (matériau de formation) a tout fluide. Les techniques d'analyse
utilisées pour caractériser la minéralogie sont la diffraction des rayons X (XRD), le MEB et
I'analyse par sections minces.

e Analyse des fluides de formation :

L'analyse de la formation de saumure et d'huile peut aider a déterminer les types de
dommages qui peuvent étre présents.
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e Pétrole:

L'analyse et les tests de I'huile produite peuvent également aider a concevoir des
traitements de stimulation. L'utilisation de fluides de traitement incompatibles avec I'huile
produite peut entrainer la formation d'émulsions et de boues qui donneront ensuite une
réponse inacceptable au traitement de stimulation. L'huile peut contenir des paraffines et des
asphaltenes qui peuvent interagir avec le fluide de traitement. La quantité des différentes
fractions d'asphaltenes et de paraffines et leur rapport entre elles sont utilisées pour évaluer la
possibilité de dommages causés par les précipitations organiques.

11.6.2. Exemples pour la Sélection du traitement :

e Dépdts organiques :

Des tests de solubilité a la température et a la pression peuvent étre effectués pour évaluer
le solvant le plus efficace pour éliminer le dép6t de bouchage. En régle générale, les dépdts de
paraffine, d'asphalténes et de goudron sont solubles dans des solvants aromatiques tels que le
xyléne ou le toluéne ; cependant, la plupart des dép6ts sont des depdts combinés et peuvent
nécessiter un traitement combiné d'un solvant organique avec un acide et d'autres agents
tensioactifs pour améliorer la mouillabilité du dép6t et renforcer la capacité de dissolution du
fluide de traitement sélectionné. D'autres solvants, tels que les solvants mutuels et les alcools,
peuvent également faciliter I'élimination d'un dép6t organique.

e Bave bactérienne :

La boue bactérienne est également éliminée par traitement aux solvants. Ces dépbts sont
solubles dans I'eau contenant des agents oxydants tels que I'nypochlorite de sodium. Si
nécessaire, des tests de solubilité peuvent étre effectués pour évaluer I'efficacité de I'agent
oxydant. Les tests doivent étre effectués en utilisant si possible des conditions simulées de
fond de trou.

e Traitement de la compatibilité fluide-formation :
e Tests de prévention des émulsions :

Avant de proceder a un traitement de stimulation, il faut déterminer la compatibilité du
fluide de traitement avec I'huile produite. Des matériaux siliceux fins, du fer ferrique ou les
deux peuvent étre ajoutés pour évaluer les mécanismes de stabilité de I'émulsion. Ces
interactions de fluides peuvent produire des problémes d'émulsion en fond de trou. La
quantité d'additifs utilisés pour contréler la stabilité de I'émulsion et la formation de boues
doit étre établie. Les additifs tels que les inhibiteurs de corrosion, les tensioactifs et les
solvants mutuels doivent également étre inclus dans la formulation acide souhaitée pour les
tests de compatibilité. Les concentrations de ces additifs sont établies par des essais de debit a
ceeur, la métallurgie et les conditions du puits qui se produisent pendant le traitement.
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11.7.Skin d’endommagement :

11.7.1.Notion de skin :

Par rapport aux hypotheses, les abords du puits sont perturbés par différents phénomenes
tels que :

e Du "colmatage" :

La permeéabilité aux abords du trou peut étre différente de la perméabilité naturelle du
réservoir. En particulier, elle peut étre :

» Inférieure suite a un colmatage initié par exemple par la filtration du fluide de forage,
de complétion ou de Workover sous I'action de la surpression entre la pression en fond
de puits et la pression de gisement.

» Supérieure suite par exemple & une acidification des abords du trou dans ce cas-1a les
pertes de charge seront alors inférieures.

e Des perforations :

En considérant que I'on a perforé la couche a produire sur toute sa hauteur, et que les
perforations sont idéales les pertes de charge lorsque I'on produit une couche a travers des
perforations seront, par rapport a celles que I'on aurait si I'on produisait directement a travers le
trou foré supérieures, égales ou inférieures selon :

» La"géométrie" de perforation (pénétration des perforations dans la formation, nombre
de perforations par pied, nombre de direction de tir, diamétre des perforations, ...).

» L’anisotropie du réservoir (rapport de la perméabilité verticale sur la perméabilité
horizontale).

e Une pénétration partielle :

La hauteur d'écoulement aux abords du puits - dans le cas d’une liaison couche-trou de type
"trou cuvelé, cimenté, perforé” sera donc plus faible que dans le gisement proprement dit, ce
qui implique qu'il y aura un resserrement des veines fluides dans le plan vertical et donc des
pertes de charge supplémentaires.

e Une inclinaison du puits :

En pratique, tres souvent le puits pénétre la couche a produire non pas perpendiculairement
mais selon une déviation qui peut étre importante. La surface de contact entre le puits et la
formation est donc plus importante et, en conséquence les pertes de charge s'en trouveront
diminuées. Toutefois cet effet est genéralement assez faible et sera d'autant plus faible que le
rapport entre la perméabilité verticale et la perméabilité horizontale est faible.

11.7.2. Définition :

Par définition, le APskin est le Ap supplémentaire d0 a I'ensemble des perturbations aux
abords du puits.
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11.7.2.1. Skin infinitésimal :

Van Everdingen et Hurst (Van Everdingen & Hurst, 1949) ont introduit la notion de skin
en définissant la chute de pression induite par ’endommagement (Aps) de la maniére
suivante :

q.B.n

TN RN

APgin = Ps — Pyy =

q Est le débit entre le puits et la formation, k la perméabilité initiale de la formation, u est la
viscosité, h la hauteur de puits dans lequel 1’écoulement se produit et S le skin.

Pa T I r
Pi

PuiS=0)

Pu(S>0)

|
Fig.11.3 : Profil des pressions dans la formation

11.7.2.2. SKin d'épaisseur finie :

Une autre présentation consiste a supposer les pertes de charges localisées dans une zone
de rayon r; et de perméabilité kg autour du puits.

..................................... I
-""F - iy
1
& ”J
- S ‘.‘-,d

-
---------

Fig. 11. 4 : Skin d’épaisseur finie

La différence de perte de charge entre le réservoir réel et un réservoir qui serait uniforme
jusqu'au puits s'exprime a de la loi de Darcy par :

qBu s 9By Is
AP.=—"|n -8 | pts
i 2rkshr, 2ah oy,

Le skin est exprimé :
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k Is
S=| —-1|Ln—
{ks J rw

11.7.2.3. Rayon effectif :

La méthode de rayon effectif consiste a remplacer le puits réel de rayon ry,, et de skin S
par un Puits fictif de rayon 7'}, et de skin nul.

A

‘. !
Pi w Tw Ts r

v

\
7y Puits avec rayon effectif

APs \

\ Puits réel

Fig. 11 5 : Estimation de rayon effective

Le rayon r'y, est déterminé de facon a ce que la perte de charge entre r; et 'y, dans le

puits fictif soit égal a la perte de charge entre r; et 1y,  dans le puits réel :

AP (r,,,s = 0) = AP (1,,s >0)

Utilisant la loi de DARCY :

q.5-u lnr—sz a.5-u (lnr—s+s)
2.m.k.h v, 2.mh.k Tw
On obtient :

Ty =Tye®

11.8. EFFET DE L’ENDOMMAGEMENT SUR LA PRODUCTIVITE :

11.8. 1. Sur Pindex de productivité :

L’index de productivité (ou d’injectivité) d’un puits qui est définit comme le débit associé
a une dépression entre le fond du puits et le gisement, c’est un potentiel du puits et s’exprime
pour un cas d’un liquide dans un écoulement radial circulaire, régime permanent :
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b
PG — Pf

L’IP d’un puits en production diminue durant sa production, ceci s’explique par :

e Turbulence pour un débit important.

e L’existence du gaz libre.

e Viscosité importante (n’est pas le cas de HMD).

e Compressibilite de la roche réduit la permeabilité K.

On distingue les index de productivité :

Avant stimulation :

Qavant

IP, =
want = pfs —pfd + APs,

Apreés stimulation :

B Qapres(estimer)
IPaprés_ pfs—pfd

Le rendement d’écoulement soit :

Ipavant

R. =
¢ IPaprés

On remarque que la productivit¢é d’un puits (IP) est fonction de la perméabilité et la
conductivité (KH).

En effet, une diminution ou une augmentation de K engendrera directement une diminution
ou une augmentation de I’/P. Et une diminution de APs engendre une amélioration de la
perméabilité. La productivité d’un puits est fonction du KH, elle est donc réduite lorsqu’un
réservoir a une faible épaisseur utile ou / et de faible perméabilité ; d’ou I’idée de stimulation
de réservoir en vue d’améliorer la productivité.

Siun réservoir présent : S > 0 Alors APs est éleve, K réduit, IP faible d’ou chute de débit
de production, dans ce cas le puits doit étre restauré par stimulation.

11.8.2. Sur la productivité :

La connaissance de I’IPR et I’équation de sont essentielles pour comprendre
I’effet de I’endommagement de la formation sur la productivité du puits.

Pour un puits d’huile L’équation d’IPR :

kh(Pg — Pry)

q= R,
141.2Bu(In=2 +5)
w

q : Débit d’huile conditions de fond (bbl/j) .
K :Perméabilité (md) .
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h : Hauteur du réservoir (ft) .

p : Viscosité d’huile (cp) .

P : Pression de gisement (psi) .

Ps,,: Pression de fond dynamique (psi) .
R, :Rayon de drainage (ft) .

1 - Rayon du puits (ft) .

S : Skin total.

Lorsque le skin S augmente le débit g diminue.

FLITI F 23



Chapitrelll : Généralité sur la
mécanique de roches




Chapitre Il Généralités sur la Mécanique des Roches

I11. Généralité sur la mécanique de roches :

HT.1.INTRODUCTION :

L'Académie nationale des sciences définit la mécanique des roches comme "la science théorique et
appliquée du comportement mécanique des roches ; c'est cette branche de la mécanique qui s'intéresse a
la réponse de la roche aux champs de force de son environnement physique". A partir de cette définition,
on peut facilement comprendre I'importance de la mécanique des roches dans plusieurs aspects de
I'industrie du pétrole et du gaz comme la fracturation hydraulique.

111.2. Les contraintes exercées :

Prendre en considération la situation illustrée dans la figure (fig.111-1.), dans laquelle un bloc
de matériau de surface A dans le plan perpendiculaire a la ligne d’action de la force F. Par

conséquent, le stress, o, est donnée par : F area A
— F
(1] r
A I

Fig.111-1 : Un bloc de matériau soumis a une force F.

Notez que ceci est tres similaire a la formule de calcul de la pression. Le stress et la pression
ont les mémes unités et sont essentiellement la méme chose - I'énergie stockée. La principale
différence entre les deux est : dans les liquides et les gaz, les fluides s‘écoulent jusqu'a ce que le
stress (ou pression) soit le méme dans toutes les directions (a savoir un équilibre a été atteint).

Cependant, les solides ne peuvent pas se déformer de telle maniere, de sorte que ces matériaux
auront toujours un plan dans lequel les contraintes sont maximales. Elles auront également un plan
perpendiculaire a cette face ou les contraintes sont minimales.

Le stress est une propriété de tenseur - il ne peut étre entierement définie par une grandeur et
une zone a travers laquelle il agit.

Sur chaque facette, on peut constater que I’effort appliquée engendre :

e Une contrainte normale a la facette.
e Deux contraintes de cisaillement paralléles a la facette.

Le schéma ci-dessous indique la distribution des contraintes dans un systeme (x, y, z) (Fig.l111-2
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Ozz
wls OTyy
ryz - /
x)'
Cox —=> P <Oy

Fig.111-2 : Distribution des contraintes.

De ce fait sur un cube, on peut recenser 9 composantes de contraintes, sous une forme
matricielle écrite comme suit :

oijj est la contrainte perpendiculaire au plan i suivant la direction j.

T est appelé tenseur des contraintes d’ordre 2.
On peut montrer en utilisant les équations d’équilibre des moments que le tenseur T est

Symétrique, en d’autres termes :

., — O

Fi

Donc le tenseur des contraintes T s’écrit :

o T T

u ‘xy XZ
I'= Gy Iy
sym Ozz
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I111.3. La déformation :

La déformation est une mesure de la quantité de matériau qui a été deformé lorsqu'une
contrainte est appliquée sur lui. La Figure (Fig.111-3.) illustre la maniere dont laquelle le
bloc de matériau est comprimé par la force F:

F

A
I
|
I
1
|
I
|
|
1
|
|
l
|
|
|
|
l
I

»|

4
A

\asasasasasasaay

Fig.111-3 : Déformation produite par I'application de la force F.

La déformation ¢ est definit par :

X1—X2

€ = ——
X1

Donc la déformation (Strain) est adimensionnelle.

A noter que le Strain (déformation) est définie dans le méme sens que la force
appliquée F et perpendiculaire au plan dans lequel sont les actes de stress.

111.4. Comportement des roches :

Quand un échantillon de roche ou un élément de la terre, est soumis a une charge, il
se déforme; afin de déterminer la relation (SS*) entre le stress et la déformation, diverses
théories ont été développées pour déecrire une procédure simplifiée, La relation la plus
simple est la théorie d'élasticité.

(SS™*) : (Stress-Strain).
111.4.1. Coefficient de Poisson :

Le coefficient de Poisson ¢ v ’° représente la tendance du matériel pour transférer sa
déformabilité perpendiculairement au chargement, ceci est illustré par la figure (Fig.111-4.)
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Fig.111-4 : Application de la force F produit également une déformation dans la
direction 'y

La deformation dans la direction x (axiale) est donnée par :

_ X1—X32
% T eee——
X1

La déformation dans la direction y (latérale) est donnee par :

1—¥2
£ = yi—¥

1
Le coefficient de Poisson est défini par I'équation :
v= -=¢

Ea

Le coefficient de Poisson est un facteur important dans la détermination du gradient
de contrainte de la formation, mais il est moins important dans la définition des
dimensions de la fracture, méme s’il a un certain effet. Les valeurs typiques pour ‘v’ des
roches sont comprises entre 0,1 et 0,35.

111.4.2.Module de Young :

Le module de Young, E, (le module d’élasticité) est défini par la loi de Hook comme suit :

oa

€a

€q . La déformation axiale.
0. : Contrainte uniaxial appliquée sur I’échantillon.

Le module de Young ‘E’ est le rapport de la contrainte sur la déformation. Comme la
déformation est adimensionnelle, ‘E’ a les mémes unités que le stress. Le module de
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Young est une mesure de combien un matériau se déforme de maniere élastique
lorsqu'une charge est appliquée sur lui. Ceci est un autre terme pour la dureté.

Dans la fracturation, nous pouvons penser au module de Young en tant que mesure
de la quantité d'un matériau (roche) qui peut se déformer de maniere élastique lorsqu'une
pression est appliquée. Comme la pression est stock d'énergie, ‘E’ est également une
mesure de la quantité d'énergie qu'il faut pour faire de la déformation de la roche.

111.4.2.1 Elastique vs plastique :

La déformation élastique est réversible, si la force (la pression ou le stress) est
enlevée, le matériau retourne a sataille et sa forme d'origine. Siune telle force est appliquée
sur un matériau qui passe au-dela de sa limite élastique le matériau commence a se
déformer plastiquement. Ceci est illustré par la figure (fig.111-5.).

La contrainte
F
-go

A Endommagement

l

' pp— R

=

«— Rupture

/
cccctencacces

A é‘t— Limite d"clasticite

.

/

/ '
/‘/\PmtrEE

, Al

> & — — Déformation
> &£ I
0

O < >

-« - - N ol
Domaine Lz domaine plastique
clastique

Fig.111-5 : Comportement des matériaux soumis a des efforts. (Djeddi.MKk,
2016).

111.4.2.2. Vitesses soniques longitudinale et transversale :

La vitesse des ondes longitudinales (ou compression) dans un milieu élastique est
liée au module de Young dynamique et au coefficient de Poisson par la relation :

[E  1-v
Ve a+na-2v)

La vitesse des ondes transversales (ou de cisaillement) s'exprime par la relation :

Vo=
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. E
V, = #—
2p(1+2v)
La vitesse V. varie :

e 1500-2 000 m/s pour les roches tendres.

e 4000-5 000 m/s pour les gres et calcaires tres
consolidés. Ces vitesses sont déduites de
1l'interprétation des logs soniques.

A partir des mesures de V. et Vg, on déduit les valeurs du module de Young dynamique et
du coefficient de Poisson.

oV (397 —ar7?)
= E 2

k3

=2u(1+uv,)

1 4

= masse volumique. (g/cm’ ) :
v, = Coefficient de Poisson dynanmuque ;
G, = i, module de cisaillement dynamique. en psi
£, - Module de Young dymamique. en psi
K, : Module en bloc dynamique. en psi -
f.: Temps de passage de 1"'onde longitudinale. en pusec/fi
f. - Temps de passage de 1"onde transversale, en nusec/ft ;

a - facteur de conversion = 1.34 101?:

V : wvitesse de 1’onde de compression .
C

V' - vatesse de 1"onde de cisaillement.
S

111.4.2.3. Propriétés dynamiques et statique des roches :

Les valeurs des constantes élastiques obtenues par des techniques dynamiques sont
en général plus élevées que ceux obtenus par des méthodes statiques. Cette différence est
maintenant considérée comme étant due principalement a I'amplitude de la déformation,
avec les mesures dynamiques de tres faible amplitude représentant le réel.

Le seul outil qui répond aux propriétés élastiques de la formation est le sonique. Les
deux types d'ondes d'intérét pour l'estimation des constantes élastiques d'un milieu sont
des ondes de compression (ondes P) et des ondes de cisaillement (ondes S). L'outil
sonique mesure la vitesse de propagation caractéristique des ondes P et S.

La propagation des ondes est un phénomeéne de petite souche avec une grande vitesse
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de déformation. Les formations rocheuses apparaissent plus rigides, en réponse a une
onde élastique par rapport a un test mécanique des roches au laboratoire, ou les souches
beaucoup plus importantes sont appliquées a une vitesse de deformation inférieure.

La différence entre le coefficient de Poisson statique et dynamique n'est pas grande,
a condition qu'aucun tassement ne se soit produit lors de I'essai en laboratoire. Ainsi, les
valeurs déterminées pour le coefficient de Poisson sont habituellement valides.

Si le compactage se produit, un modéle purement élastique n'est plus valide. Les
données pour le module de Young devraient étre revues.

Dans un milieu isotrope, seules les deux constantes élastiques du module de
cisaillement ‘G’ et le rapport de Poisson ‘v’ sont indépendantes. Elles sont liées a la
vitesse de propagation d'une onde P (\Vp) et celle d'une onde S (Vs) par :

G = p, pu?

_ 2ui-up
2(ug-mp)

p désigne la masse volumique d’un échantillon de roche.

La vitesse de propagation peut étre remplacée par le temps At, que prend une onde
pour parcourir une distance fixe d (par exemple, entre une source et un récepteur).

dZ
At?

G=pyp

1 At,
,_ 2%,
A,

Gor-1

)2 -1

Ats et Atc sont les temps de trajet des ondes S et des ondes P, respectivement, le
module de Young ‘E’ est 1i¢ aux deux constantes par :

E=2G(1+v)

Plusieurs corrélations sont utilisées pour estimer les propriétés élastiques statiques a
partir des propriétés d'élasticité dynamique. Les corrélations ont été établies en
comparant les propriétés élastiques statiques aux propriétés élastiques dynamiques. La
plupart des corrélations sont une variante de la statique comme suit :

Statique = (A * Dynamique*) + B

Statique : est la propriété élastique.
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Dynamique : est la propriété élastique dynamique correspondante.
Les constantes A, B et o sont déterminées ; a est généralement affecté d'une valeur de 1.

111.4.3 : Le module de rigidité :

Le module de rigidité est similaire au module de Young, sauf qu'il se réféere au
matériau qui est en cisaillement plutdét qu'en compression ou en torsion. Il définit la
quantité d'énergie nécessaire pour déformer élastiquement un matériau en cisaillement
(Fig.111-6.) :

h / ’ /

e

Fig.111-6 : La déformation angulaire

I1 s’exprime comme étant le rapport entre la contrainte de cisaillement (7 ) et la déformation
angulaire engendree (y) :

LT
G="l
A\-’CL‘:I‘:‘L . }.ﬂ':}i:"‘g{)
1

111.4.4. Le module d’incompressibilité (K):

Le module d’incompressibilité K, qui est le coefficient de proportionnalité entre la
contrainte moyenne on, et la déformation volumétrique &, lors d'un test hydrostatique.
Dans un tel essai, toutes les trois contraintes normales sont égales et, par conséquent, toutes
les directions sont principales (Fig.I11-7.).
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Fig. 111.7 :Test hydrostatique

Le module d’incompressibilité est défini par :

K =oaw/5 =E/3(1—-2v)
Avec: gyrgy=gy =P et  £x =5~ £ Ev=ExtT £y T £

111.4.5. Le module de déformation plane :

Tous les plans x-y restent paralléles, spécifiés &, = 0, avec la contrainte supplémentaire que
oy=0
E = o0x/¢&x
E'=E/(1-v2)=2G/(1—-v)

E’ est le module de déformation plane utilisé dans les calculs de la largeur de la

fracture pour les modeles en 2D.

111.4.6. Les relations entre les quatre constantes élastiques :

Les quatre principales constantes élastiques (le module de Young, module de rigidité,
module incompressibilité et le coefficient de Poisson) sont tous liés les uns aux autres.
Si deux de ces propriétés des matériaux sont connus, les deux autres peuvent étre
déduites:

K=E/3(1—2v)
G=E/2(1+v)
Par conséquent, si le module de Young et le coefficient de Poisson sont connus, le

module de rigidité et le module d’incompressibilité peuvent étre déduites. Ainsi, les
simulateurs de fracture ne nécessitent que l'entrée de ‘E’ et ‘v’.
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111.4.7. Autres propriétés mécaniques de roche :

111.4.7.1. La résistance a la traction (Rt):

Nous définissons la résistance a la traction comme étant la contrainte maximale que peut
supporter un échantillon juste avant sa rupture.

La résistance des roches a la traction est généralement beaucoup plus faible que celle de
compression.

L’estimation de la résistance a la traction peut étre déterminée au laboratoire par (Tab.111-1.):

= L’essai de traction direct.
= L’essai de compression diamétral (essai brésilien) ou le plan de
rupture est imposé.

Type de roche R (bars)

Essai brésilien Essai traction
Grés consolidés 30 a50 3al0
Calcaires tendres 10415 Négligeable
Calcaires durs 100 a 150 15a30

Tab.111-1. Valeurs de résistances a la traction de certaines roches.

111.4.7.2. La résistance a la compression simple (Rc):

C’est la résistance a la rupture en compression, sous une contrainte de confinement
nulle (62=63=0). L’estimation de la résistance a la compression peut étre déterminée au

laboratoire par un essai de compression simple.

R = Pmax
5
C

R.: Résistance a la compression.
S Section transversale .

Pmax: Charge maximale appliquée a la rupture.

111.5. L’orientation de la fracture :

Dans un régime du stress a trois dimensions, une fracture se propage de maniere a
éviter le plus grand effort. Cela signifie que la fracture se propage parallelement a la plus
grande contrainte principale et perpendiculaire au plan de la contrainte principale
minimale. Ceci est un principe fondamental, donc la clé pour comprendre l'orientation de
fracture est de comprendre le régime de stress lui-méme.

Une autre conséquence de ce phénomene est que dans des formations ou le oy et on sont &
peu pres égale, il peut étre tres difficile de prédire l'orientation de la fracture.

FLITI F 33



Chapitre Il Généralités sur la Mécanique des Roches

111.5.1. L'action de forces extérieures :

Telles que la tectonique et le volcanisme, peut également affecter de maniere
significative I'orientation de la fracture. Les contraintes supplémentaires imposees par le
mouvement de la croQte terrestre, qui ne modifie généralement pas la contrainte verticale,
mais peuvent modifier de maniere significative les contraintes horizontales.

111.5.2. Influence d’orientation du puits :

Le forage d'un puits peut modifier considérablement le régime de stress dans la zone
autour du puits. Le rayon qui est affecté par cette modification dépend du module de
Young de la formation. Formations durs (E haut) ont tendance a transmettre le stress plus
facilement que les formations tendres (qui déforment pour réduire le stress). Par
conséquent, les formations dures sont plus touchées que les formations tendres.

111.6. Le Gradient de Fracturation :

Le gradient de fracturation - ou frac gradient- est une mesure de combien la pression
qu'il faut pour faire une fracture a la formation. Elle est généralement exprimée comme
un gradient de pression (psi /ft ou bar /m) de telle sorte que des formations similaires
dans différents puits a differentes profondeurs peuvent étre plus facilement comparés. Le
gradient de fracturation est une quantité tres importante, car il est le contributeur le plus
important a la pression de traitement de fond, qui a son tour contribue a définir la pression
de traitement de surface, ainsi la charge sur I'achévement et la sélection de proppant.

Economides et Nolte ont défini le gradient de fracturation tout simplement comme
la pression de breakdown Pyg, divisé par le TVD (true value of depth).

La meilleure facon d'obtenir le gradient de fracturation d'une formation :

= Est de faire un test minifrac et mesurer la réponse réelle de formation. Il
y a beaucoup d'influences sur la formation que ne représentent pas nos
équations, comme I’effet Tectonique.

= La deuxieme meilleure facon d'obtenir le gradient de fracturation
consiste a examiner les données pour les puits de compensation. Assurez-
vous que vous étes a la recherche de données a partir de la méme
formation. Comparer leurs valeurs pour le rapport de Poisson et la
pression de réservoir. Si ces valeurs sont similaires (a condition qu'ils
proviennent de la méme formation), le gradient de fracturation sera
probablement aussi bien similaire.

111.7. COURBE INTRINSEQUE DE RUPTURE ET LA THEORIE DE

MOHR:

Elle suppose que, pour un état de contrainte o; > 0, > 03, la contrainte
intermédiaire n'intervient pas dans la rupture .Contrairement aux théories développées
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pour les métaux, elle permet de décrire la dissymétrie entre les résistances en traction et
en compression .Elle est basée sur I'nypothése que parmi les plans ayant la méme
contrainte normale, le plus faible est celui dont la contrainte tangentielle est maximale .
En conséquence, le critere de Mohr s'exprime par une relation de la forme :

T = f(o)

La rupture se produira lorsque ce cercle sera tangent a la courbe de Mohr .C'est le cercle de
rupture.

111.8. LE CRITERE DE MOHR-COULOMB :

On admet souvent pour simplifier, en Mécanique des Roches, que I'enveloppe de Mohr est
une droite et I'on définit ainsi le critere de Mohr-Coulomb qui s'écrit :

tT=C+uc (a)

C : désignant la résistance intrinséque au cisaillement du matériau, encore appelée cohésion.

u : Le coefficient de frottement interne du matériau.

Considerons les contraintes principales extrémes a; et a5. En fonction de ces valeurs, le critére
de Mohr-Coulomb s'écrit :

01(,/1 + u? —/,t) —03(\/1 + u? +u) =2C (b)

Il existe ainsi deux plans de rupture possibles. Introduisons l'angle de frottement interne ¢
du matériau, défini par :

U =tanao. (c)

¢
2
principale majeure o5. Ces plans passent par I'axe de la contrainte principale intermédiaire o,
peut déduire de la relation (b) l'expression du critere en fonction des résistances a la
compression R, et a la traction Ry :

Les normales aux deux plans de rupture font I'angle % + — avec la direction de la contrainte

En compression: a; = 0. , 03 = 0 est:

o, (N/J + u? —u) =2C (d)

Entraction:o; =0 , 03 = — o,

at(wll + u? +u) =2C (e)

On en déduit le rapport :

oc _ @+ud)+u
o (A+pd)—u

(f)

FLITI F 35



Chapitre Il Généralités sur la Mécanique des Roches

03

La relation (64) peut étre écrite : L_B-q (8)
Oc Ot

bt

o
I -
I G3 0]

Fig.111-8 : Critere de rupture de Mohr-Coulomb
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Chapitre IV Généralités sur I’'Opération de Fracturation Hydraulique

AV : Généralités sur I’Opération de Fracturation Hydraulique :

IV.1.Introduction au Concept et différents types de stimulation :

On entend par “’stimulation’’ toute opération qui a pour but d’améliorer d’une fagcon
considérable la productivité ou I’injectivité d’un puits, en agissant sur le facteur principal qui
est bien ** la perméabilité * ; en d’autres termes ; la stimulation est toute opération qui vise a
restaurer la perméabilité aux abords du puits en éliminant ’endommagement.

Avant d’entreprendre un traitement de stimulation, il est primordial de bien localiser la
nature du probléme de maniere a choisir le type de traitement qui peut effectivement remédier
a la situation sans porter préjudice a la formation.

1IV.1.1. Les opérations de modification :

1. La Fracturation hydraulique : Elle consiste a I’injection d’un fluide de
traitement a une pression supérieure a la pression de fracturation de la formation, grace auquel
on crée des cassures ou fissures au sein de la formation, ouvrant ainsi des canaux a tres forte
perméabilité, dans lesquels I’effluent peut s’écouler beaucoup plus facilement, ce qui
augmente le débit du puits et la productivite.

2. Fracturation acide : Dans la fracturation a ’acide, le fluide du traitement est un
acide injecté a grand débit afin de créer des fractures dans la formation, L'acide remplissant les
fractures réagit avec les parois en éliminant ainsi un certain volume de roche (cas des formations
carbonatées).

1V.1.2. Les opérations de restauration :

L’acidification : Elle consiste a injecter un volume d’acide contenant des additifs
chimiques avec une pression d’injection inférieure a la pression de génération d’une fracture.
L’acide sert a:

e Dissoudre certaines particules obturant les pores de formation.
e Solubiliser certains composés de la roche elle-méme.
e Modifier I’état physico-chimique.

FLITIF - 37



Chapitre IV Généralités sur I’'Opération de Fracturation Hydraulique

Q (débit de Buits fracturé
production)

Puits idéal

Puits acidifié

Puits colmaté

A J

AP

(Figure IV.1) : Schématisation des courbes Q=f (AP) pour différentes catégories de puits

N.B:
L’insuffisance de productivité peut provenir d’autres facteurs (Figure 1V.2) :

1. Dans le cas ou le probleme se situe au niveau des perforations, un lavage des
perforations, une perforation (sur la méme zone) ou des perforations complémentaires
(augmentation de la hauteur perforée) peuvent conduire a un résultat intéressant.

2. Dans le cas des fluides visqueux ou des problemes de tensions inter-faciales, des
injections de produits chimiques sont aussi a considérer, on peut aussi recourir a des techniques
telles que I’injection de vapeur ou la combustion in situ.

PROBLEME REMEDE RECOMMANDE
Endommagement : Traitement de matrice :
- DG aux solides du fluide de forage - Acidification
et/ou aux argiles

< e i i
(gonflement/dispersion) Solvants appropriés (s'ils existent)

- = B - Solvants arcmatiques
- D0 a des dépdts de minéraux = d

. ) N Solvants mutuels ou surfactants
- DG a des paraffines, asphaltenes,

sludges.
- DG a une inversion de mouillabilite
Perméabilité Fracturation hydraulique (traitement
naturelle faible profond)
Venue de sable Controle des sables
Huile trés visqueuse Methodes thermiques :

- Injection de vapeur

Autres remeédes :
- Reperforation.
- Nettovage des perforations.

- Degorgement

- lavage a l'acide.

(Figure 1V.2) : Principaux Remédes face a I’endommagement
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1V.2.Concept et domaines d’application de la Fracturation Hyvdraulique :

1VV.2.1. Principe, Applications et Objectifs :

La Fracturation hydraulique est une opération qui consiste a créer apres rupture de la roche
un drain perméable s'étendant le plus loin possible dans la formation de maniére a faciliter
I'écoulement vers le fond du puits.

Ce procédé s'applique au cas ou le débit d'un puits est insuffisant, non pas a cause d’un
probléme de colmatage local, mais parce que la perméabilité naturelle de la matrice est faible
(quelques dizaines de milli darcys pour les gisements d’huile, encore moins pour les gisements
de gaz).

Le principe de la fracturation hydraulique consiste a injecter un fluide plus ou moins
visqueux avec une grande pression pour fracturer la roche réservoir ; ce dernier est accompagné
souvent de solides (agents de soutenement) pour maintenir la fracture ouverte et permettre ainsi
au fluide de circuler plus facilement entre le réservoir et le puits (puits producteur) ou entre le
puits et le réservoir (puits injecteur).

La fracturation hydraulique a plusieurs applications, parmi ces applications les plus
importantes :

e Le développement des fractures horizontales dans les couches de sel. Pour la
circulation d'eau entre deux puits en vue de création des cavités de stockage des
hydrocarbures.

e Stockage des polluants industriels, radioactifs ou chimique, dans les couches
imperméables (argiles, marnes) du sous-sol.

e Exploitation miniére de certains gisements.

Les domaines d'application possibles au futur sont :

e La gazéification souterraine de charbon.
e La récupération de la chaleur en géothermie profonde.

Le traitement par fracturation hydraulique est appliqué généralement dans les réservoirs a
faible perméabilité d’origine ou dans les formations fortement endommagées, ou la
production reste toujours faible. 11 est donc normal de vouloir augmenter la productivité du
réservoir, par la création d’une liaison ‘’formation- puits’’.La fracturation hydraulique
consiste donc, a créer artificiellement un drain a haute perméabilité s’étendant de part et
d’autre du puits sur une certaine distance (Xfr).

En conclusion, et par approche relative a son application dans le domaine pétrolier, les
buts du traitement par fracturation sont comme suit :

e [’amélioration de la productivité ou I’injectivité.

e L'augmentation de la vitesse de récupération grace a une amélioration
significative de I'indice de productivité.

e Diminuer la différence de pression aux abords du puits afin d’éliminer le
probleme de dépot de paraftines et d’asphalténes.
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1VV.2.2. Bref Apercu sur ’Historique de la Fracturation Hydraulique :

Depuis son introduction dans I’industrie pétroliere aux USA en 1947, la stimulation des
réservoirs par fracturation hydraulique a pris une importance primordiale. Son emploi s’est
rapidement généralisé aux réservoirs les plus divers : gréseux, calcaires, dolomitiques, a des
profondeurs atteignant aujourd’hui plus de 5000m.Le phénomeéne de diminution de productivité
a été tout d'abord analysé dans le cadre des travaux d'acidification des puits depuis environ une
centaine d'années. L'idée d'une rupture de la formation est clairement exprimée en 1934. La
premiere opération destinée spécifiquement a cassé la formation a été réalisée en 1947 a I’état
de I’Oklahoma aux Etats-Unis(Figure 1V.3),et les fluides injectés étaient essentiellement des
hydrocarbures.Le développement de la fracturation hydraulique dans sa conception actuelle
date de début des années 1950.L activité de fracturation hydraulique, en Algérie a été entamée
dans le champ de Haoud Berkaoui depuis 1993.

(Figure 1V.3): Premiere activité commerciale de Fracturation Hydraulique (Oklahoma 1949)

1V.2.3.Shlumberger < high way>fracturing technique:

Contrairement aux techniques classiques de stimulation des puits, la
technique<highway> utilise des fibres artificielles et un pompage pulsé pour créer des
canaux stables et ouverts dans les fractures. La fracturation des canaux permet un retour plus
rapide des fluides et des polymeres, ce qui améliore le nettoyage et augmente le demie
longueur de la fracture.

La technique <highway> modifie fondamentalement la facon dont le proppant de la
fracture génére la conductivité. La technique des canaux, crée des voies ouvertes a I’ intérieur
de la fracture, ce qui permet aux hydrocarbures de s’écouler dans les canaux stables plutot
que dans le proppant. Cela optimise la connectivité entre le réservoir et le puit, ce qui se
traduit par une conductivité infinie de la fracture.
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1IV.3. Apercu sur les critéres de sélection d’un puits candidat a la
Fracturation Hydraulique :

La sélection des puits candidats a la fracturation n’est pas toujours une tache aisée, car il
n’existe pas de régles strictes. Pour orienter ce choix, il est indispensable de rassembler,
évaluer et classer les informations nécessaires relatives :

e Au réservoir.
e Au puits considéré.
e A l’aspect économique de I’opération.

1V.3.1. Informations relatives au réservoir :

1VV.3.1.1. Nature du réservoir :

Toutes les roches réservoirs peuvent étre fracturées plus ou moins facilement, (suivant la
profondeur). On rencontre cependant des difficultés particulieres pour le souténement des
fractures notamment dans les roches mal consolidées (par exemple).

1VV.3.1.2. Les contacts WOC et GOC :

La réalisation d'une fracturation hydraulique nécessite la connaissance parfaite des
interfaces des fluides en place, car il est essentiel d'éviter I'extension des fractures vers les
fluides indésirables.

1VV.3.1.3. Nature du fluide en place :

Avant tout traitement de stimulation, il convient de s'assurer de la compatibilité des
fluides en place avec les fluides de stimulation afin d'éviter la formation :

e Des émulsions stables.
e Des précipités et des résidus de différentes natures.

1V.3.1.4. Perméabilité du réservoir :

Il est indispensable d'avoir une connaissance aussi précise que possible des données de
perméabilité du réservoir, aussi bien dans l'aire de drainage, qu'aux abords immédiats du puits.
Les valeurs de la perméabilité seront obtenues par des mesures sur carottes et par
I’interprétation des essais de puits qui donneront :

e L'indice de productivité.
e La conductivité de la formation.
e L'endommagement aux abords du puits (Effet du skin).

IV.3.1.5. Epaisseur du réservoir :

La hauteur de la fracture développée est généralement limitée par deux couches peu ou
pas perméables.

1VV.3.2. Informations relatives au puits :

1V.3.2.1. Historique du puits :

Les informations relatives &/au :
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e Forage.

Complétion.

Essais et diagraphies antérieures.
Traitements et interventions.

IV.3.2.2. Etat des perforations :

Le type de perforation et leur densité sont des facteurs importants a considérer lors de
I’opération en question.

1V.3.2.3. Etat de la cimentation :

Le controle de I’état de cimentation de la colonne de production du puits constitue la
premicre opération a exécuter, il est nécessaire de vérifier I’isolation parfaite des niveaux a
stimuler (adhérence du ciment a la formation) afin :

e D’obtenir la protection contre les fluides indésirables et éviter I’acheminement
préférentiel(channeling) des fluides derriere le tubage.
e De mieux controler I’extension éventuelle de la fracture.

1V.3.3. L’aspect économique :

L'estimation de la rentabilité de I'opération necessite une évaluation aussi précise que
possible :

e Du co(t de l'opération proprement dite.

e Du co(t des opérations préalables, parfois trés importantes, pour le
conditionnement du puits (Re-complétion) .

e De la probabilité du succes de la stimulation.

1V .4.Description du Processus de La Fracturation Hydraulique :

1V.4.1. Pression d’initiation et d’extension d’une fracture :

La (Figure IV.4) représente une courbe schématique de I’évolution de la pression encours
de fracturation. Elle est divisée en deux parties :

e Partie injection.
e Partie fermeture.
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Arrét de
I'injection

Pression d'initiation

Pression de
propagation

3
T

(Figure 1IV.4) : Courbe schématique de I’évolution de la pression lors de la fracturation
hydraulique .

La premicre partie représente un pic et un palier, qui correspondent au point d’amorce de
la fracture et de sa propagation.

La deuxieme partie commence par une brusque chute de pression suivie par une stabilité.
Ces derniéres correspondent respectivement a :

e L[’Instantaneous Shut in Pressure (ISIP), due a I’arrét des pompes.
e La Période de fermeture de la fracture.

1V.4.2. Description détaillée de la Courbe Schématique de la Fracturation
Hydraulique :

On peut distinguer cing phases principales décrites ci- apres :
1VV.4.2.1. Initiation de la fracture :

La fracturation hydraulique consiste a injecter, a un débit approprié, un fluide plus ou moins
visqueux, de maniére a créer au droit de la formation productrice une pression croissant a
mesure que l'injection se poursuit. La fracturation de la roche a la paroi du puits intervient a une
pression appelée pression d'initiation de la fracture (Pi).Si (Pc) désigne la pression de la couche

(ou la pression du gisement); nous appellerons (AP;) lI'accroissement de la pression

(Pi) dans le puits au-dela de la pression de couche (Pc).

A.P,*:PE—P,_-
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1 Pression ry () formation peu perméable.
au fond (c) formation trés perméable.
A A __\__
Iy
AP; \
P, ap. \
e o — = = | SR . Ps
P,
P; Temps
Y ¥ -

(Figure 1V.5) : Evolution théorique de la pression de fond lors de la Frac.Hydraulique.

La pression d’initiation de la fracture est généralement plus faible lorsque la perméabilité
de la roche atteint quelques dizaines de milli darcys. La courbe (P-T) présente un maximum
d’autant moins accusé que la perméabilité est élevée : a la limite on montre que la courbe
pourrait ne pas présenter de maximum dans le cas de formations suffisamment perméables.

1V.4.2.2 Extension de la fracture :

Lorsque la pression de fluide dans la fracture diminue et tend vers la pression de gisement,
I’extension de la fracture s’effectue a une pression appelée d’extension (Pe), inférieure ou égale
a la pression d’initiation .nous désignerons par APe, I’accroissement de la pression (Pe) dans le
puits au-dela de la pression de couche :

En continuant a pomper, la fracture s'étend de plus en plus tant que le débit de pompage
est supérieur au débit de filtration a travers les faces de la fracture(Figure 1V.6).

(Figure 1V.6) : Initiation et Extension de la fracture
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1VV.4.2.3. Maintien de I'ouverture de la fracture :

1.Dans les formations carbonatées :on utilise un fluide de fracturation contenant de
I'acide chlorhydrique assez concentré, cet acide ronge irrégulierement les parois de la
formation, on I’appelle fracturation acide.

2.Dans la formation gréseuse : des agents de souténement présentant une trés bonne
perméabilité (sable, billes de verre) sont mélangés au fluide de fracturation (généralement un
fluide & haut viscosité) et sont entrainés dans la fracture par ce fluide. Les agents de soutenement
empéchent la fracture de se renfermer quand on arréte le pompage en fin de traitement , les
agents de soutenement ne doivent commencer a étre pompé que lorsque la fracture a atteint des
dimensions géométriques (épaisseur de fracture particulierement) suffisantes pour laisser passer
ces derniers.

1V.4.2.4. La fermeture du puits :

Cela permet a I'excédent de pression de se resorber par filtration du fluide de fracturation a
travers des parois de la fracture. Elle est essentielle pour les traitements des agents de
souténement de manicre a permettre a ces derniers d’étre bloqués en place avant que le puits ne
soit dégorgé.

IVV.4.2.5. Le dégorgement et la mise en production du puits :

Il faut au mieux, non seulement dégorger le fluide de traitement contenu dans la
fracturation résiduelle, mais encore le fluide qui s’est filtré dans la formation (Figure 1V.7).

Dégorgement

Fermeture

(Figure IV.7) : Fermeture de la fracture & Dégorgement

1VV.4.3. Fluides de Fracturation :

Le choix du fluide, sa fabrication sur chantier, le choix de son débit d’injection et de
certaines modalités, contribuent d’une fagon essentielle aux résultats d’une fracturation
hydraulique. Un fluide de fracturation doit avoir les propriétés suivantes :

e Avoir des pertes de charges minimales dans le tubing.
e Une bonne qualité de transport des billes.
e Avoir une filtration faible.
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e Apres la fermeture de la fracture, il doit se dégrader afin de faciliter le
dégorgement.
e FEtre aussi économique que possible.

Le succés d’une fracturation dépend essentiellement de la viscosité et de la filtration du fluide.

1V.4.4. Agents de soutéenement :

Le rdle principal du proppant est de maintenir la fracture ouverte apres I’arrét du
pompage. Le choix du proppant est basé sur I’optimisation de la conductivité en fonction du
prix et du bénéfice.

Un proppant qui assure une forte perméabilité n’est pas toujours le choix optimum, il faut
prendre en considération le volume de la fracture, la conductivité désirée ainsi le colt du
traitement.

Les agents de soutenement doivent avoir une résistance suffisante a la contrainte de
Fermeture et assurer une épaisseur uniforme de la fracture, tels que :

e La contrainte sur le proppant : la contrainte effective de fermeture sur le
proppant est égale a la contrainte minimale plus la contrainte causée par la
largeur du pack moins la pression des pores dans le proppant pack.

e La largeur maintenue par le proppant : le proppant empéche la fermeture de
la fracture et crée une conductivité a travers la fracture.

1V.5.Etapes de réalisation de ’opération :

Le déroulement d'un traitement de fracturation hydraulique est comme suit :

IV.5.1. Test d'injectivité :

Il consiste a injecter un fluide tel que : " I’eau traitée, la saumure " en régime de
fracturation en vue de :

e Vérifier si la formation absorbe le fluide (d’ou le nom du Test d'injectivité).
e Déterminer le gradient de fracturation.

1VV.5.2. Data Frac (ou : Mini frac) :

Permet d’amorcer et créer une fracture non soutenue pendant une durée de temps
suffisante de maniére a déterminer :

e La pression de fermeture.

e Le coefficient de filtration.
o L'efficacité du fluide.

e Lagéométrie de la fracture.
e Les pertes de charge.

Tous ces paramétres nous permettent d'établir le programme de fracturation, c’est-a dire,
Déterminer :
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e Lesrampes de pompage des billes (Agent de
souténement).
e Le débit et le volume du fluide injecté.

1VV.5.3. Logging de thermométrie :

Apres quelques heures de la fin de la “’Mini frac’’, une sonde est descendue dans le puits
pour permettre I’enregistrement de la thermométrie ; afin de déterminer la hauteur de la
fracturation au niveau du réservoir et plus précisément au niveau des perforations en évaluant
la hauteur de la zone de refroidissement (Figure 1V.8).
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(Figure 1V.8) : Log de thermométrie Post-Mini Frac

IV.5.4. Le Traitement lui-méme (Main frac) :

Il se divise en trois étapes :

e Injection d'un "Pad" : c'est un fluide de fracturation généralement du gel réticulé non
chargé en agent de soutenement, injecté en téte dans le but d'amorcer et de développer
une fracture en lui donnant une largeur telle qu'elle permette le passage des billes.

e Injection du Slurry (gel réticulé + bauxite).

e La chasse du Slurry restant dans le tubing avec un gel linéaire facile a dégorger.

FLITIF 47



Chapitre IV Généralités sur I’'Opération de Fracturation Hydraulique

IV .6.Théorie des Essais & Tests liés a la fracturation hydraulique :

Le “’Shadow Frac®’ est un ensemble de tests consécutifs, effectués sur la formation
permettant, par leur analyse, de fournir les informations nécessaires sur les conditions régnant
au fond du puits, afin d’¢laborer ; dans les meilleures conditions ; le design de notre opération
de fracturation.

Il inclut trois tests :

e Step rate test (Test de débit par incrément).

e Pump in/ Flow back test (Test de pompage et
de retour).

e  Pressure decline test (Test de déclin de
pression).

1VV.6.1. StepRate Test (Test de débit par incrément) :

Ce test est utilisé pour déterminer la pression d’extension de la fracture. Il consiste
d’abord a injecter a faible débit le fluide de base (eau traitée), puis a augmenter
progressivement ce débit par incrément, et le maintenir pendant un temps suffisant jusqu’a la
stabilisation de la pression (5 a 10 min). Tout cela doit étre accompagné d’un enregistrement
continu de la pression, et on obtient une courbe de la forme de la (Figure 1V.9).

Pression Déblt
Ps
b,
P2 /_/ Q
P1 Qs
Q;
o
Temps i’

Figure IV.9.Courbe de step Rate Test
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On trace apreés la courbe P en fonction de Q, en rapportant les valeurs maximales atteintes
pendant chaque incrément de débit, et on obtient la courbe de la figure suivante qui nous
permet d’estimer la pression de propagation de la fracture telle que représenté ci-apres :

Au début, I’écoulement commence par étre radiale dans la matrice, puis, avec
I’augmentation de la pression, la facture sera amorcée, et on aura un écoulement dans la
fracture. C’est ce qui explique le changement brusque des pentes. Ainsi on peut déterminer la
pression de propagation (Figure 1V.10).

Pression
ry

-
sl

-
Pression de
propagation
—

Ecoul radial

>

Debit

(Figure 1V.10) : Evolution de la pression en fonction du débit - Step Rate Test

1VV.6.2. Pump in /Flow back Test :

C’est un test qui est utilisé pour déterminer la pression de fermeture de la fracture ; il
vient directement aprés le Step rate test, nécessitant 1’utilisation du méme fluide que celui du
test précédent (Figure 1V.11).

Il est divisé en deux étapes :

e [’étape pump in.
e [’étape flow back.
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Pression

Pression
de
fermeture

Boundary
pressure

P

Pump in Flow back Shutin o
Temps

(Figure 1V.11) : Courbe du Pump in / Flow back Test

La premiere étape consiste a continuer I’injection avec le débit du dernier incrément du
Step Rate Test, et le maintenir pendant un temps suffisant pour injecter un certain volume
compris entre 50 a 150 bbl, puis a fermer le puits. Ainsi cette étape s’acheve.

La deuxieme étape consiste a ouvrir le by-pass et a laisser le fluide injecté sortir du puits
a un faible et constant débit. Puis on arréte la purge, et on détermine la “’Rebound pressure’’.

L’évolution de la pression au cours de ce test s’effectue comme le montre la courbe de la
(Figure 1V.11). Lorsque I’injection est arrétée, la pression du fluide dans la formation diminue
jusqu’a atteindre une valeur inférieure a la pression de fermeture, naturellement, la fracture se
referme. Ainsi, ’écoulement du fluide change d’un écoulement a partir du puits vers la
fracture a un écoulement provenant de la matrice vers le puits. C’est ce qui explique le
changement brusque de la pente dans la partie flow back.

1V.6.3.Pressure Decline Test :

Ce test consiste a créer une mini-fracture dans la formation, avec le méme fluide que celui
propose pour le traitement principal. Il se divise en deux étapes :

e Etape “’Mini Frac”’, qui permet de déterminer le modéle de propagation.
e Etape “’Fall Off’” ou chute de pression aprés <> Mini Frac ** qui permet de
déterminer :
1. L’efficacité du fluide.
2. La filtration du fluide.
3. La géométrie de la fracture (largeur et longueur).

Il consiste en premier lieu a injecter le fluide dans la formation avec le débit du traitement
principal proposé, et le maintenir jusqu’a pomper 10 a 15% du volume total proposé pour le
traitement en question. Puis a arréter I’injection et fermer le puits pour entrer dans la seconde
phase qui est le Fall-Off, en laissant la pression au fond chuter (Figure 1V.12).

La pression doit étre mesurée pendant la Mini-Frac et aprés jusqu’au déclin complet de la
pression.
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Pression
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Figure IV.12. Pressure Declin Test

1VV.7. Conductivité adimensionnelle de la fracture :

La conductivité adimensionnelle de la fracture est representée par le rapport :
F Kf. Ws
P KX

Ks: perméabilité de I’agent de souténement.
K : perméabilité de la formation.

W+ : largeur de la fracture.

Xt : longueur de la fracture.

Cr = Kf = Wy : Conductivité de fracture.

1V.8. MODELES DE FRACTURATION HYDRAULIQUE :

Le modele choisi pour décrire certains processus physiques, a une influence majeure sur la

géométrie finale de la fracture.

Un modeéle de propagation est indispensable pour relier le débit d'injection, temps de

traitement et la filtration du fluide avec les dimensions de la fracture.

La modélisation de la géométrie de la fracture est basée sur certaines Conceptions ; ces
derniers sont nécessaires non seulement pour la modélisation de la géométrie mais aussi pour

la prédiction de la performance d'écoulement a travers la fracture.

Plusieurs études " modeles analytiques " ont été proposées pour approcher et décrire le

probleme de propagation de la fracture.
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Chapitre IV Généralités sur I’'Opération de Fracturation Hydraulique

Parmi des premiers travaux sur la modélisation de la fracture a été préparé par SNEDDON
et ELLIOT, Ils ont montré que pour une fracture de hauteur fixe et infinie la largeur maximale
et la pression nette peuvent étre indiquées comme :

_ 2Ppeths

w
E’

(01)

Avec : E’ est le module de déformation plane donné par :

E = (02)

IlIs ont supposé que la forme de la fracture est elliptique, donc la largeur moyenne est
indiquée comme :

w =%W (03)

1VV.8.1. Modéle GDK:

Le probleme est traité a deux dimension dans le plan horizontal (X, y).

La fracture est supposée limitée par deux plans horizontaux distants d’une hauteur H
constante dans le temps, ceci revient a supposer un glissement parfait le long de ces plans
(interface couche — épontes) et donner a la fracture une section rectangulaire dans le plan
vertical.

Le modele GDK basé sur les hypotheses suivantes :

Ecoulement mono dimensionnel dans une direction.

Hauteur de la fracture constante le long de la longueur.
Hauteur de la fracture constante dans le temps.

La section de la fracture dans le plan vertical est rectangulaire.
La fracture a une section elliptique dans le plan horizontal.
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Zone d'une résistance
plus élevée

Forme approximativement
elliptique de rupture

(Figure IV.13) : Modele GDK de fracture

GEERTSMA et DE KLERK  ont incorporé la filtration de fluide au travail de
KHRISTIANOVICH et de ZHELTOV et ont developpe les relations suivantes :

4
Wy = = (PrecL) (04)

Et la pression nette donnée par 1’équation suivante :

3 1/4
_ 5 21qip
Pretw = ( —thLz) (05)
On remplace la valeur de la pression dans 1I’équation précédant :
214
1Y 84q;uL
W, = [(—,) S ] (06)
E T[hf

Ou:

W, : Largeur de fracture.
P,.: : Pression nette.
q; : Débit d’injection.
L : Longueur de fracture.
h : Hauteur de fracture.
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La longueur et la largeur peut étre exprimée en fonction du temps pour deux cas différents
comme sulit :

< 1°" CAS: Aucune filtration (ou, L, T, E’, q;, hy et u sont en ft, min, psi,bbl / min, ft

et cp)
2/ (Eq® s
L(t) = 0.38(t) /3< ;) (07)
hf u
w,, = 1.48(t) /3 ("‘—”3) (08)
E hf

< 2°M CAS : Haute filtration de fluide (oU L, t, g;, hfet C, sont en ft, min, ft/min, ft et
ft/min'/? )

L® = " () (09)

ZﬂthL
Dans le 2°™ cas pas d'équation explicite pour la largeur a été fournie par GEERTSMAAND
de KLERK.

Pour n'importe quel point a une distance X du puits les équations suivantes sont une
approximation pour le modele de GDK :

o\ /2
W =W, (1 - (Z)) (10)
La largeur moyenne donnée par la relation suivante :
- T
W = 2 Wnax (11)

La largeur maximale de la fracture radiale peut étre exprimée par I'équation :

W = (22

Avec : R est le rayon de fracture radiale (ft).

On peut aussi calculé les dimensions de la fracture par I'utilisation de méthode de
I’abaque(Annexe A) :

- Détermination de Ks et Kpl :

_748.CVt

Sp

Ks

3
_ -5 _ Q u
Kul =1.43x107° x (1 - v) X (hf.cz) X (_G.t) (14)

D’ou:
C : Coefficient de filtration de fluide (ft/~min ).
Sp: Spurt loss (gal/ft?).

FLITIF 54



Chapitre IV Généralités sur I’'Opération de Fracturation Hydraulique

t : Temps de pompage (min).

hs : Hauteur de la fracture (ft) .

u: Viscosité apparente du fluide (cpo).

v : Coefficient de POISSON.

G : Module de cisaillement (psi).

D’aprés 1’abaque (Annexe A) on peut déterminer Ku et KI.

- on obtient les valeurs de Ku et Kl par la projection du point d’intersection des deux courbes

précédentes.
- On remplace le k, par sa valeur et on tire le W, dans la formule suivante :

(12.c.«/f )
Ku=~—+~
U W,
- Onremplace Kl par sa valeur et on tire L dans la formule suivante :

(C.L.hf) (16)

Kl = ———
5.615.0. v/t

1V.8.2. Modéle PKN:

Ce modele est en premier lieu développe par PERKINS KERN NORDGREN puis modifié
par d’autres, le mod¢le PKN néglige I'effet de tip de la fracture et la mécanique de rupture et
basé sur le flux de fluide et leurs gradients de pression.

D'autres hypotheses du modele PKN sont que la hauteur de la fracture verticale est
constante et ne dépasse pas la zone productrice, La section transversale de la fracture est
supposee étre elliptique et L’écoulement dans la fracture est monodimensionnel et dirigé

suivant L.

La figure suivante présente une représentation schématique d'une fracture par le modéle PKN.

(Figure 1V.14) : Modéle PKN de fracture
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PERKINS et KERN ont développé les expressions suivantes pour la pression nette et la
largeur:

13 1/4—
_ (16uqE""L
Pnet - ( T[hf4 ) (17)
uqi(L—x) 1/4
w(x) =3 (T) (18)
A x = 0 la largeur soit :
uq;L 1/4

w,, = 038 (“4) (19)

Dans cette équation le débit g;, la largeur L, la viscosité u et le module de déformation plane
E'sont exprimés en bbl/min, pouces, centipoise et psi, respectivement.

NORDGREN obtenue I’équation suivante :

22w+ E’ ow 8C
( 0x? )128uhf - (E) + n(t—tf(Lx))l/z (20)

Ou t; est le temps de l'ouverture de fracture et de I'exposition initiale de fluide.

NORDGREN défini le temps adimensionnel et résolu numériqguement cette equation pour
obtenir I’approximation pour deux cas.

2
- 64CL°E'hys /3 ;
47\ mug?
% 1°" CAS: Haute efficacité (t; < B.03R)

Dans ce cas l'efficacité de fluide approchéal(n = 1);lalongueur et la largeur de fracture
sont données par:

F Y/
L(t) = 0,39(t) /s (5_3) > (22)
fH
W, = 2,18(t) 5(—) (23)
E hf

2eme CAS : Haute filtration (t; > 1).

Dans ce cas l'efficacité de fluide approché a0 (n = 0); la longueur et la largeur de fracture
sont données par:

L® = 0" (52 (2)

ZTEthL
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1
W, = 4(t)'/s (ﬁ) / (25)
Pour n'importe quel point a une distance X du puits la largeur de fracture donnée par :

o\
W = Wy (1 - (Z)) (26)
Pour la largeur moyenne :
W = %Wmax (27)

1VV.8.3. Comparaison entre le modéele GDK et PKN:

Contrairement au modele PKN, la propagation de la fracture dans le modéle GDK diminue
avec le temps, d’ailleurs si on compare, dans le cas d’une grande pénétration de fluide, les
largeurs de la fracture, pour des faibles valeurs de longueurs, le modele GDK est le plus valable
que le PKN. Alors que pour des grandes valeurs de longueur, c¢’est I’inverse qui est juste.

Le contraste de PKN/GDK peut donc paraitre plus grand pour des petites et grandes valeurs
de L/h. Ce résultat n’est plus étonnant depuis que la géométrie de PKN (section plane et
verticale des contraintes) est seulement validee pour des hauteurs beaucoup plus petites que les
longueurs. D’ailleurs, le domaine de validit¢é de la géométrie de GDK (section plane et
horizontale de contrainte) est la longueur doit étre plus inférieure a la hauteur.

1V.8.4. Modéle radial:

Le modéle radial est caracterisé par un profil circulaire dans le plan vertical avec une section
elliptique.

Il est utilisé lorsque la zone perméable est petite, et présente seulement des faibles
intercalations des barrieres. Dans ce cas une faible hauteur de formation est perforée, ainsi la
fracture est assurée par s’initialiser en un point et se développe radialement.

La méthode de calcul est basee sur les hypothéses suivantes :

e La hauteur de la fracture varie suivant la longueur.
e La section verticale est supposée elliptique.
e La fracture se développe radialement.
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(Figure 1V.15) : Modéle radial de fracture

GEERTSMA et DE KLERK ont développé les equations pour une fracture radiale.
L'approximation de largeur et de rayon pour différents cas sont résumeée ci-dessous :

% 1ER CAS: Aucune filtration: (ou W,,, t,E’,q;, R, ety sont exprimés en
pouces, min, psi, bbl/min, ft et cp).

1
2.3\ /9
= W, =217 (%) (28)
Y
i\ /9
& R =052 (E“ ) t*/o (29)
o 2 EMECAS : haute filtration :
Y
o — l th 4
* R=- (CLZ) (30)

IV.O.METHODE DE NOLTE ET ANALYSE DU DECLIN :

L’analyse de pression, indépendante au modele de propagation utilisé, est basee sur deux
expressions de bilan matiere. Pendant le pompage, le volume totale injecte, q;t,, , doit étre égal
au volume de la fracture créée V; plus le volume filtré dans la formation pendant le

pompage,Vy,,, c'est-a-dire :

qity, = V}‘(tp) + VLp (31)

Apreés shut- in le volume de la fracture a n'importe quel temps donné, At est :
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Vi (t,) =V (A) = Vg (32)
Ou:

t, : Temps de pompage .

At : Temps de fermeture .

Vf(tp) : Le volume de la fracture a la fin de la période de pompage.
V¢ (At) : Le volume de la fracture a n'importe quel temps aprés shut-in.

V.s - Le volume totale de fluide filtré dans la formation entre le temps de shut-in ¢,, et At.
En développement de NOLTE le rapport de surface est en fonction de rapport du temps,

A N
A1 _ (_1) (33)
Ay ts
1 pour un filtrat négligeable de fluide (upper bound).
Oum =

2 pour un filtrat prédominant de fluide (down bound).

Pour la limite supérieure (upper bound) I’exposant réel (m) pour les trois modeles de
propagation est :

1 (2n'+2)
PKN:1/, < e (34)
1 (n'+1)
GDK: 1/, < s (35)
1.1 (4n'+4)
Radial : 1/, < o (36)

Avec n' : Exposant dans le modéle rhéologique de puissance.

NOLTE a démontré que durant le pompage, le débit de filtration par I’accroissement de
surface est égal a :

__ 2CLdA
Et a montré que :
(q,(t,A) = Zth_:P (2 é<1 - |1- %)) ........................... (UB) (38)
q.(t,A) = %sin‘1 (%) ................................................... (LB)
\
Avec :

(UB) : Upper bound (limite supérieure) qui correspond a une filtration négligeable.

(LB) : Lower bound (limite inférieure) qui correspond a une filtration prédominante.
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C,: Coefficient de filtration (ft/min'/?).
A, Surface de filtration a la fin du pompage (ft?).
A : Surface de filtration durant le pompage (ft2).

Pendant le shut-in le temps t peut étre remplacé par la somme :

t=t, +At (39)

Avec :
At : Le temps aprés shut in
En utilisant I'Eq 33 et supposer que la surface Ap ne change pas, I’Eq 38 devient :
e 2CLA 1 1
q.(At, 4,) = ﬁ (2(1 + Atp) 2 — (Atp) 12))....... (UB)
(40)
g0 (At 4p) = T2 sin ™ (1 + Atp) /2. (LB)
P

&
AVGC

Aty : Temps adimensionnel

AtD = At/tp

Le volume total de filtrat de fluide pendant le pompage peut étre obtenu par l'intégration de
L’EQ38det=0 at,oud =4,

- t 2CLAp (t
Vip = [P a, = # J,72 /t/tp dt = 2C,Ap\[t) *¥/g oo (UB) (41)
<
— (o, — 204 by — (s
VLp = fO q, = ﬁfo /2 dt = ZCLAp\/g* /2 ........................ (LB)
N~
Le volume de filtrat de fluide aprés shut-in peut étre obtenu par l'intégration de L’EQ 40
entre At, = 0 (At = 0) et Aty :
/
Vis = 26,455 (/3 [(1 + 865)"2 — atp)*2 = 1) oo (UB)
J (42)
Vis = 2C, 455 (| (1 + Atp) sin™" (1 + Atp) 2 + (Aty) V2 = T/, ])... (LB)
-

La surface A, est souvent remplacée par r,,Af

Avec :

r,=h, [ hy (43)

FLITI F 60



Chapitre IV Généralités sur I’'Opération de Fracturation Hydraulique

h,, : Hauteur permeable.
hs - Hauteur de la fracture.
Ay : Surface de la fracture.

Au moment de fermeture de la fracture At., on aura le volume filtré V,; apres I’arrét des
pompes égal au volume de la fracture V¢, dela on aura :

(V; = 26,405 (/3] + Atep) V2 = (Btep) V2 = 1]) e (UB)

(44)

V; = 20,140, ([(1 + At,p) sin1(1 + Atop) V2 + (At,p) 2 — 7T/Z])... (LB)

.
1VV.9.1. L’efficacité du fluide (n):

L’efficacité (n) est le rapport :
n=V:/V; (45)

V¢ Volume de la fracture.
V;: Volume total injecte.

n= (Vf/VLp)/(l + Vf/VLp) (46)
Le rapport V/V,,, peut alors étre obtenu comme suit :

(L= [+ Btep) 2 = (Btep) 2 = 1| ot (UB)

Lp

L = [(1 4+ Atep) sin™ (1 + Atep) /2 + (Btep) V2 =T f5| /() c..o.. (LB)

Vip

1VV.9.2. L’extension et la largeur de la fracture :

On a:

= qit, = Vi (tp) + Vp
I+ Vi/Vip) Vip

Vi

V;
_ Ve 4

v, = (1 + E> 2C, 10 Ap\[ty * */ 3 (UB) (48)

_ Vr
v, = (1 +E>ZCLAPE*”/2 ................................. (LB)
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Suivant les modéles GDK et PKN on a:

Ap = Zhyxy (49)
Dela :
(xp = (1= 7)aity/(4C,1he JT *#/3) oo (UB)
3 (50)
xp = (1= 77)qity/ (4CeTphe [Ty ¥ /2 oo (LB)
> Etona:

V.
W = f/Af Alors:

\

1V.9.3. L’analyse de déclin de pression:

NOLTE exprima la relation entre la largeur de la fracture moyenne W, et la pression
nette dans la fracture par 1’équation suivante:

W = ¢;Aps = ¢ (Pw — Pc) (52)
Et:

(¢ = s hy Pour le modele PKN.
2E

= :—]f,xf Pour le modele GDK. (53)
cr = ”—B, 2 w2R) Pour le modéle radial .
L 2E 3
Ou:

W : Largeur (ft).

Apy: Pression net dans la fracture (psi).

p.w. Pression de traitement au fond (psi).

p.: Pression de fermeture de la fracture (psi).
cy: Conformite de fracture (ft/psi).

E' : module de déformation plane (tension) (psi).

Et 8 donné par :
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B =02n"+2)/(2n" + 3 + a) Pour PKN.

f = 0.9 Pour GDK. (54)
f = 3m?/32 Pour le modéle radial.
Avec n': Exposant dans le modéle rhéologique de puissance.

a : Coefficient de dégradation généralement égal a 1.

A partir le bilan matiére aprés shut-inona:

de dw
- Mt (55)
dAPf 2Cf‘l" Af 1
Aty ol = 201+ atp) 2 = (At) /2) | o (UB)
dAP 2CfTrpyA _ -1
—Afcdetf = f\/ﬁ L sin=1(1 + Atp) 12 e (LB) (56)

En I'intégrant cette équation enter At, = 0 et Aty , avec Pc = Cte (Pression de fermeture) :

B, (Atp = 0) — P, (Atp) = % G(Atp) Pour (UB) et (LB) (57)
Avec :

P, (Atp) : La pression aprés le shut in.

P, (At, = 0): La pression de traitement au fond qui correspond au début de la fermeture.

Ou:

.

G(aty) = L1+ 86p)"2 — (8tp) 2 = 1| o (UB) (58)
G(Aty) = 2[(1 + Atp) sin™ (1 + Aty) 2 — (Aty) 2 =T ... (LB)

.

Cette fonction (G) forme une relation linéaire avec la pression au cours de la fermeture de
la fracture, dela, la pente de la droite obtenue est :

nCy 1y [ty

m =
ZCf
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Pression de

fermeture

>

(At
(Figure IV.16) : Courbe P,, = F(G(Atp))

1VV.9.4. Procédure de I’analyse:

= Aprés le shut in, on dessine la courbe P, = F(G (Atp)).

= Endessinant la tangente (Voir dessin), le point de déviation de la courbe représente le
point de fermeture de la fracture.

= A partir de la droite on déduit la pente (m).
= Suivant le mode de filtration, on travail soit avec les formules (UB) ou (LB).

= On choisit un modéle de propagation, et on détermine : (8) de (I’Equation 54), (cr) de
("Equation 53).

= On détermine le coefficient de filtration a partir de la formule de la pente (m).
*  On détermine I’efficacité (n).

= Eten fin on détermine la longueur et la largeur a partir de (1’Equation 50) et (I"'Equation
51).

1VV.9.5. Le volume Pad:

C’est le volume utilisé pour créer la fracture :

Pad volume = Vi(l—-n)/(1+17) (59)

Vi : Volume injecté.

1V.9.6. Concentration du Proppant :

La concentration des agents de soutenement dans le fluide Cp(t) est déterminée comme suit :
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t—tpaa |-
cp(t) = cf <$> (60)
Avec
€= (1 i 77/1 + 77)
(61)
Ou:

c¢: Concentration finale dans la fracture.
t;: Temps d’injection.
tpaa - Temps du Pad.

La concentration finale dans la fracture donnée par la relation suivante :
_ b
Cf = Vs (62)
Avec :
P, : Le poids total de proppant .

Ve : Le volume de fracture.

1VV.9.7. Square root :

Pression par rapport au temps racine carré (square root time) :

A fin de déterminer la pression de fermeture en utilisant le tracé de la racine carrée (square
root), il est important d'utiliser certaines lignes directrices clés de la théorie des fuites.

1V-9.7.1.Théorie :

Apreés l'arrét du pompage d'un minifrac, nous supposons que la fuite de pression du fluide
de l'intérieur de la fracture dans la formation est contrdlée par un flux linéaire. Lorsque la
fracture est ouverte, il existe une conductivité infinie a I'intérieur de celle-ci ; par conséquent,
la seule baisse de pression est dans la formation

L'image suivante montre le flux linéaire qui est en réalité une conductivité infinie (Fig.IV-
17). Dans ce régime d'écoulement, il y a une chute de pression nette qui est entrainé par la
fuite de la fracture a la formation.
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R R

(Figure IV.17 ) Le flux linéaire a I’intérieur d’une fracture

IV-9.7.2. Equation : Le flux linéaire montrera une chute de pression directement
proportionnelle a la racine carrée du temps. Les équations suivantes définissent ce régime
d’écoulement :

1/2 0.000264k
Py, = (nthf) / where tpyr = :

Qu ctx}

1\VV-9.7.3. Pression vs. Racine carrée du temps :

La premiére estimation de la pression de fermeture qui est traditionnellement utilisée se
produit lorsque la courbe de déclin (chute de pression) s’écarte d’une ligne droite (Fig.IV-18).
Cependant, cette estimation n’est pas précise et la prédiction du segment exact de I’intrigue ou
une ligne droite s’est produite n’est pas pratique en raison du fait que vous pouvez choisir
plusieurs segments de droite avec écart. Toutefois, ces ecarts ne correspondent pas a la
fermeture.

Pressure Vs. Square Root of Time

S
L
*_“"‘
—
Closure
Pressure Wellhead
Pressure
Wellhead ~
Pressure /
\':"--._
\ h‘
- —-l—_____
¥
T
My

Square Root of Time

Figure IV.18 .courbe de declin de pression vs square root time.
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La différence entre I'ISIP et la pression de fermeture est la pression nette. Des pressions
nettes supérieures a 1000 psi pour un minifrac sont rares. Si la pression nette est
considérablement supérieure a 1000 psi, la pression de fermeture sélectionnée peut étre la
pression du réservoir.

Pressure Vs. Square Root of Time

ISIP Pressqre
Net Wellhead
Pressure Pressure
Wellhead - o
Pressure e 2
31 Time f‘\§ /
Square Root of Time .

Figure IV-19 courbe de pression Vs Square root time

1VV-9.7.4. Test d'efficacité fluide :

15 15

C A AN

Ou:
Tc = temps de fermeture (minutes)
Tp =temps d'injection (minutes)

1VV.9.8.1.>analyse de la pression au cours du traitement :

Le changement de la pression durant l’injection, représente [’outil majeur pour
déterminer le comportement de la fracture au fond, en se basant sur le modele de Nolté. Il a
établi une courbe de pression nette en fonction du temps sur un graphe ’Log-Log”’ (Figure
1V.20):
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LogPnee 4

g

1l i

>
>

Logt

(Figure 1V.20) : La Courbe de pressions de Nolté (log-log)

Interprétation de la courbe de pressions de Nolté (Log-Log) :

Pour chaque profil. On considére 1’évolution de la pression comme une traduction de la
réponse de la formation pour un modéle de propagation bien précis.

Bien entendu, un évenement particulier est susceptible de survenir au moment du test
(screen Out par exemple). Au cours de I’injection et pendant I’extension de la fracture, on
peut avoir plusieurs profiles de pressions qui se distinguent par leurs pentes (voir la (Figure
IV.16)et le (Tableau I1V.1)) :

Indice de ligne

Pente approximative

Interprétation

1/8 a1/4

La fracture s’étend en longueur et Iégérement
en hauteur.

L’augmentation est régulée par une
augmentation de hauteur dans les barriéres ou
par ouverture de fissures naturelles.

A

Restriction de I’extension et augmentation de
la largeur (W). (sur les deux cotés actifs)

g

Restriction de I’extension (sur
un seul coté actifs)

Négatif

Augmentation de la hauteur dans une autre
zone de faible contrainte.
-risque de Screen Out-
Les deux modéles KGD et Radial peuvent
étre considérés

(Tableau 1V.1) : Interprétation de la courbe de pressions de Nolté (Log-Log)
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1VV.10.Apercu Général sur les Equipements de la Fracturation Hydraulique:

Le succés d’une opération technique dépend primordialement des équipements appropriés
indispensables et d’un personnel hautement qualifié. L. opération de stimulation par
fracturation hydraulique n’échappera pas a cette régle.

Dans cette partie on représentera les équipements nécessaires pour effectuer 1’opération
sus citée, en mettant ’accent sur 1’utilité de chaque équipement dans le dispositif d’exécution.
Il existe plusieurs équipements de surface(Figure 1V.21), les plus essentiels sont :

e Réservoir d’eau (Frac tank).

e Unité d’hydratation (Hydration unit).

e Mélangeur (Blender).

e Réservoir de stockage d’agent de souténement (Mountain Mover).

e Pompe a haute pression (High pressure pumps).

e Manifold de haute pression.

e Enregistreurs et Capteurs.

e Outil d’isolation de la téte de puits (Tree-Saver ; WIT : Well Isolation Tool).
e Commandes de la cabine de contrdle.

Figure IV.21 Equipement de surface
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1VV.10.1.Réservoir d’eau (Frac tank) :

Le réservoir de stockage d’eau a une capacité est de 20000 gallons(Figure 1V.22), le
nombre de réservoirs pendant 1’opération dépend du volume d’eau nécessaire pour
I’opération. Cette eau sert a préparer le gel.

(Figure 1V.22) : Réservoir d’eau (Frac Tank)

1VV.10.2.Unité d’hydratation (Hydration Unit) :
C’est I'unité de la préparation du gel (hydratation de 1’agent gélifiant)(Figure 1V.23).

Figure IV.23 Unité d’hydratation
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1VV.10.3.Mélangeur (Blender) :

Cet appareil sert a mélanger et a envoyer vers la pompe a haute pression tout ce qui est

nécessaire pour le fluide de fracturation (liquides, proppant, additifs). Il est congu de deux
compartiments ; I’un pour les composés solides, et I’autre les additifs liquides. Un dispositif

est installé pour assurer le controle des concentrations des additifs(Figure 1V.24).

(Figure 1V.24) : Mélangeur (Blender)

1V.10.4.Pompe a haute pression (HighPressure Pump) :

Concue pour le pompage de fluide de fracturation a haute pression, la pompe (HP) Peut
atteindre jusqu’a 20000 Psi, elle fournit la charge de refoulement au fluide pompé, elle est

contrélée a partir de la cabine de contréle.
Les pompes a haute pression sont en parallele au manifold principal via des vannes
résistant aux pressions élevees(Figure 1V.25).

(Figure 1V.25) : Pompes a hautes pression (en paralléle)
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1VV.10.5.Mountain Mover :

Le “’Mountain Mover’’ est ’emplacement prévu pour le stockage d’agent de
souténement, sa capacité peut aller jusqu’a 2500 ft=. 1l est divisé en cinqg (5) chambres
permettant de mettre les différents types de proppant (Figure 1V.26).

-

Figure IV.26. Mountain Mover

1VV.10.6.Manifold :

Un manifold est un ensemble de vannes qui collecte des mixtures et peut résister a des
pressions de 20000 Psi pour un débit de 75 bbl/min. Le manifold joue le r6le de collecteur de
mixtures. 1 est constitué de deux lignes : une ligne d’aspiration des pompes LP (low
pressure) et une ligne de refoulement des pompes HP (hight pressure)(Figure 1V.27).

Fiqure 1V.27 : Le Manifold
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1VV.10.7.Enreqistreurs et capteurs :

Plusieurs appareils de mesure et enregistreurs sont utilisés tels que :

e Des débitmeétres.

e Des densimétres.

e Des thermomeétres.

e Des pH-meétres.

e Des capteurs de pressions.

1VV.10.8.0util d‘isolation de la téte de puits(Tree Saver : WIT) :

C’est un dispositif qui assure la résistance de la téte de puits a des pressions tres élevées.
Il sert a protéger la téte de puits des éclatements vue la marge élevée des pressions de
traitement, et minimiser 1’effet abrasif et corrosif des fluides, proppant et des additifs sur le
téte de puits(Figure 1V.28).

Figure IV.28 : Montage du “’Tree Saver’’

L’accordement de cet outil se fait sans tuer le puits. Son piston est introduit a travers la
vanne de curage pour aller se loger dans la‘’tubing head’’ ; I’étanchéité est assurée par une
Garniture en matiere plastique (caoutchouc) tres résistante (Figure 1V.29).

(Figure 1V.29) : Piston d’ancrage &Mécanisme d’étanchéité du *’Tree-saver’’
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En effet grace au "WIT’’, on assure un “’by passe’’ de la téte de puits. Cet outil a deux

principaux

roles :

Protéger la téte de puits des hautes pressions.
Préserver la téte de puits de I’effet abrasif et corrosif des fluides et des agents
injectés.
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(Figure 1V.30): Configuration et design du “’Tree-saver’’

1VV.10.9.L a cabine de controéle :

Les opérateurs doivent surveiller a partir de la cabine de contréle les paramétres suivants :

La pression de téte STP (well head).

La pression de fond BHTP.

La pression des annulaires 1 et 2 .

Le volume pompe.

Le débit injecté (Slurry Rate).

La situation des pompes et leur manipulation (Frac Man).

1VV.11.Les probléemes rencontrés lors de la Fracturation Hydraulique:

1V.11.1.1effet de la tortuosité :

On parle de la tortuosité aux limites des perforations. Généralement, les connections entre
les perforations et la fracture sont droites, lisses et larges ; mais des fois, il y aura des
restrictions de ces connections et par conséquent une réduction du débit. Elle représente la
cause majore d’un bourrage prématuré (Screen Out), dans certaines formations, c’est presque
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impossible de placer les agents de soutenement, et relativement de créer et développer la
fracture.
Cet effet peut étre causeé soit :

e Par une mauvaise cimentation.
e Par la distribution des contraintes par rapport aux perforations.

1VV.11.2.Colmatage :

Un traitement par fracturation congu pour améliorer la productivité d'un réservoir, peut
étre une source de colmatage de la formation. Cela est dii :

e Soit aux fluides de fracturation.
e Soit aux agents de souténement.

Le fluide de fracturation peut causer I'endommagement de la formation et/ou de la
conductivité de la fracture, et cela par :

e La formation d'émulsion avec le fluide de formation.
e La haute viscosité qui cause un mauvais dégorgement.
e Les résidus laissés en place apres dégradation du fluide.

Les agents de soutenement peuvent influencer sur la perméabilité restaurée, cela est di
essentiellement :
e Aux restes insolubles contenus a l'origine dans le fluide, ou formés pendant la
dégradation du fluide dans la fracture et dans les pores de la formation.
e A l'écrasement du proppant dans la formation a cause du mauvais choix des
agents de souténement.

1V.11.3.Bourrage prématureé (Premature Screen Out) :

La tortuosité cause une restriction du chemin de fluide entre les perforations et la fracture
principale. Donc il y aura une difficulté pour pomper une concentration modérée de proppant
dans la fracture. Une petite concentration peut passer par ces chemins ou les grains du
proppant vont se déposer sur les canaux d’écoulement et causer un bouchage ou un bourrage
prématuré. Cette situation peut aussi se produire lorsqu’on pompe une grande concentration
du proppant dans la fracture.

La meilleure fagon pour éviter le bourrage est la corrélation entre le forage, la perforation
et la mesure appropriée des contraintes et leur orientation.
Screen-Out :

L‘augmentation de la pression, a partir du moment ou les billes de proppant arrivent au

fond, est due au différents Screen-Out dont on cite :

e Tip Screen-Out.
e Médium Screen-Out.
e Screen out a | entrée.
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A

Pression . Screen-Out
Cas anormal
Fond
= .
Tite Cas normal Cas anormal

= <

Temps

(Figure 1V.31) : Evolution de la pression pendant le pompage
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Chapitre V Fluides de fracturation et les agents de soutenement

V.Fluides de Fracturation :

V.1. Introduction:

Le fluide de fracturation est un élément essentiel du traitement de fracturation hydraulique.
Ses principales fonctions sont d'ouvrir la fracture et de transporter I'agent de soutien sur toute
la longueur de la fracture. Comme les réservoirs a stimuler varient considérablement en termes
de température, de perméabilité, de composition des roches et de pression des pores, de
nombreux types de fluides différents ont été développés pour fournir les propriétés décrites.

L’eau a l'avantage d'étre un fluide peu colteux, facilement disponible et transportable, ne
posant pas de problemes de sécurité (incendie, explosion, pollution), assez facilement traitable
avec des additifs. Sa densité relativement élevée (par rapport a un brut dégaze) permet de limiter
la puissance de pompage mais pour la méme raison, le dégorgement peut étre difficile si la
pression de gisement est faible et par ailleurs, l'augmentation de la saturation en eau par
filtration réduit la perméabilité relative a I’huile. Il est important de faire attention a la quantité
de I'eau (teneur en chlorures, bicarbonate de soude, fer, solides insolubles, bactéries).

Dans une moindre mesure, on utilise aussi des fluides de fracturation a base d’huile (huile
brute, huiles gélifiées, émulsions). Ils ont ’avantage d’une meilleure compatibilité avec les
fluides de formation, de I’absence de résidu solide, d’une bonne stabilité, d’une bonne capacité
de transport des gels et d’une densité faible favorisent le dégorgement. Inversement leurs cofits
est ¢leve, ils posent des problémes de sécurité d’emploi, ils requierent une puissance de
pompage plus élevée.

V.1.1. Le fluide idéal:

Le fluide de fracturation sera choisi tenant compte de plusieurs critéres tels que : sa
disponibilité, sécurite, facilité a mélanger et utiliser, sa compatibilité avec la formation,
possibilité de dégorgement et le codt : pour que les traitements de fracturation hydraulique
soient efficaces, les fluides doivent avoir dautres propriétés particuliéres. Les propriétés
visqueuses du fluide sont généralement considérées comme les plus importantes En plus de
présenter une viscosité adéquate dans la fracture, ils doivent étre :

e Un Bon transport des agents de soutenement (voir méme : ne pas favoriser la
sédimentation de ce dernier en cas d’arrét imprévu).

e Etre propre en tant que fluide de base (ne présente pas une source de pollution) .

e Facilité de pompage.

e Compatibilité avec les formations du réservoir .

e Dégorgement facile .

e Sécurité .

e Faible frottement pour limiter la puissance de pompage lors de I’injection.

e Adaptés aux températures rencontrées lors de l'opération a réaliser.

FLITIF 76



Chapitre V Fluides de fracturation et les agents de soutenement

e FEtre aussi économique que possible.

Ces différentes propriétés sont obtenues en ajoutant des additifs au fluide de base, Le
fluide de base le plus classique est I'eau dont on augmente la viscosité en fabriquant un gel
linéaire ou réticulé.

V.2. Composition du fluide de Fracturation :

Il existe trois grandes familles de fluides de fracturation selon différents usages et
compositions (Figure V.1) :

= Fluide a base d’eau.
= Fluide a base de mousse.
=  Fluide a base d’huile.

‘ fluide linéaire L'eau gélifiée, HEC, HPG ! courte fracture, faible temperature
abased'eau | fluide Réticulé | éditeur absolu, Guer, Longues fractures, Les Températures élevées
HCE, HPG
L'eau a basé de eau et mousse +N2 or faible pression de formation
Abase de mousse coz2
mousse acide a base de Acide et mousse + N2 faible pression, Formations sensibles a I'eau
mousse
alcool a base de | Méthanol et mousse + faible pression de formation avec les
mousse N2 problémes d'eau
fluide linéaire huile, huile gélifiée Formations sensibles a |'eau, courte fracture
a base d'huile | Fluide réticulé phosphate + Ester Formations sensibles a I'eau, longues fractures
Emulsions eau + huile + émulsifiant | Pour contrélé le filtrat de fluide
externes de
I'eau

(Figure V.1) : Différentes familles du fluide de fracturation

N.B :

Les produits sus cités sont utilisés pour fabriquer des fluides de fracturation : (huile
brute dégazée, condensats, eau gélifiée, acide gélifiée, mousse et les émulsions).

V.3. Types :
a )Fluides de Fracturation a base d’eau :

En raison de leur faible codt, de leur haute performance et de leur facilité de manipulation,
les fluides a base d'eau sont les fluides de fracturation les plus utilisés.

On distingue deux catégories principales distinctes :

e Gels linéaires.
e Gels réticulés.
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Ces deux gels peuvent étre gélifiés par le méme polymére, mais 1’arrangement des
molécules polymeriques est différent selon le fluide considéré. Dans le gel linéaire, ce dernier
est constitué de longues chaines polymériques, les unes a coté des autres, sans liaison. Un gel
réticulé est également constitué de longues chaines polymériques mais cette fois, de fortes
liaisons, dues a un agent réticulant, existent entre les chaines polymériques, créant ainsi une
viscosité beaucoup plus grande (de 10 a 3000 Cp).

b) Fluides de Fracturation a base d’huile :

Les huiles lourdes ont été utilisees a I'origine comme fluides de fracturation, principalement
parce que ces fluides étaient percus comme moins dommageables pour une formation contenant
des hydrocarbures que les fluides a base d'eau. Leur viscosité inhérente les rend également plus
attrayants que I'eau (Howard et Fast, 1970). Les fluides a base d'huile sont colteux a utiliser et
difficiles a manipuler sur le plan opérationnel. C'est pourquoi ils ne sont plus utilisés que dans
les formations connues pour étre extrémement sensibles a I'eau.

V.4. Additifs:

Un fluide de fracturation n'est généralement pas simplement un matériau liquide et
viscosifiant, comme l'eau et le polymére HPG ou le diesel et le polymere d'ester phosphate
d'aluminium. Divers additifs sont utilisés pour briser le fluide une fois le travail terminé,
contréler la perte de fluide, minimiser les dommages causés par la formation, ajuster le pH,
contréler les bactéries ou améliorer la stabilité a haute température. Lors de l'utilisation de
plusieurs additifs, il faut veiller a ce qu'un additif n'interfére pas avec la fonction d'un autre
additif,

Citant en particulier :

Les agents gélifiants :

Qui permettent d’augmenter la viscosité de fluide de base et de réduire sa filtration ainsi
que son coefficient de friction ; ce sont généralement des solubles dans le fluide de base ; mais
dans le cas ou le gélifiant utilisé présente une faible vitesse d’hydratation ou quand le puits est
a faible profondeur le gel doit étre préparé en avance pour permettre son hydratation avant qu’il
arrive au niveau du réservoir ; autrement il est possible de préparer en continu.

Réticulant :

Qui permettent d'augmenter la viscosité du gel en transformant la structure linéaire des
polymeres en structure réticulée a trois dimensions.

L'un des réticulant les plus simples, I'ion borate, est utilisé pour produire des gels tres visqueux
avec du guar et du HPG qui peuvent étre stables au-dessus de 300°F. A un pH supérieur a 8, les
ions borate et le guar forment un gel extrémement visqueux en quelques seconds En général, la
réticulation des borates est réversible ; les réticulations se forment puis se brisent, pour ensuite
se reformer (Deuel et Neukorn, 1949). Si le polymére n'est pas dégradé thermiquement, ce
comportement réversible continue a s'adapter aux changements de taux de cisaillement ou de
température.
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Garantir une performance optimale des réticulants :

La composition des fluides réticulés est soigneusement optimisée pour obtenir les
performances souhaitées (rhéologie et transport des proppants, stabilité thermique, taux de
réticulation, nettoyage, etc.). De nombreux facteurs influencant les performances doivent étre
pris en compte lors de la sélection d'un candidat fluide de fracturation et surveillés pendant la
préparation sur site. Pour obtenir la meilleure performance possible d'un fluide réticulé, les
questions suivantes doivent étre abordées :

1. Concentration des réticulants:

Chaque composition de fluide a une plage optimale de concentration de réticulant dictée
par le type de polymere, la concentration de polymere et le pH du fluide. Si la concentration
de réticulant est trop faible, le taux de réticulation sera plus lent et le développement de la
viscosité sera plus faible que prévu. Si la concentration de réticulant dépasse la plage optimale,
le taux de réticulation sera plus rapide que prévu et la viscosité finale peut étre beaucoup plus
faible en raison de la synérése. La synérese est la précipitation du polymere a partir d'une
solution causée par I'effondrement du réseau de polymeére. Dans les cas les plus graves, on peut
observer de I™eau libre” dans les conditions ambiantes d'échantillonnage. Cependant, la
détection de la synéerése dans les fluides a réticulation retardée nécessite géneralement de
chauffer le fluide a la température prévue en fond de trou pour faire réagir complétement tout
le réticulant..

2. Controéle du pH :

Tous les fluides réticulés ont une plage de pH spécifique pour une performance optimale.
Si ce pH n'est pas maintenu, le taux de réticulation et la stabilité thermique souhaités ne
peuvent étre obtenus. Pour minimiser la variation du pH du fluide réticulé, des tampons sont
inclus avec le fluide réticulé. Cependant, une contamination importante du fluide de
fracturation peut submerger ces tampons et compromettre les performances du fluide réticulé.
Un contrble approprié du pH est essentiel pour la performance du fluide réticulé et doit étre
surveillé avec diligence.

Les réducteurs des frictions :

Destinés a réduire les pertes de charge dues au pompage a débit élevé dans les tubulaires.
On trouve les polymeres a faible concentration pour les fluides de base d’eau, et des additifs
liquides pour les fluides a base d’huile.

Réducteurs de filtrat :

Destinés a diminuer la filtration du fluide a travers les faces de la fracture et, par voie de
conséquence, a augmenter d’autant les dimensions géométriques de celle-Ci.

Les réducteurs de filtrat étant en fait des produits colmatant généralement insolubles, il
importe que les concentrations recommandées ne soient pas dépassées. Malgré leur utilisation,
les réducteurs de filtrat ne garantissent pas une absence totale de filtration a travers les faces de
la fracture, loin de la. On estime que la moitié du fluide est susceptible de filtrer et que jusqu’a
80%du volume totale peut étre ainsi « perdu » dans la formation dans certains cas.
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Les briseurs de gel (breaker) :

Pour provoquer la destruction du gel de fracturation resté pendant un certain temps de
séjour dans la couche. Des fluides a viscosité relativement élevée sont utilisés pour transporter
le proppant dans la fracture. Laisser un fluide & haute viscosité dans la fracture réduirait la
perméabilité du paquet de proppant au pétrole et au gaz, limitant ainsi I'efficacité du traitement
de la fracture (Penny, 1987 ; Brannon et Pulsinelli, 1992). Des brise-gels sont utilises pour
réduire la viscosité du fluide mélangé a l'agent de soutéenement. Les briseurs réduisent la
viscosité en scindant le polymere en petits fragments de poids moléculaire. Il a été estimé que
la perte de fluide pendant le traitement et la fermeture augmente la concentration de polymere
dans la fracture aprés fermeture de 5 a 7 fois (Penny, 1987) jusqu'a 20 fois (Hawkins, 1988)
plus que la concentration en surface. L'augmentation de la concentration en polymere entraine
une augmentation importante de la viscosité. Par exemple, la viscosité d'un fluide de guar non
rompu contenant du polymeére a 400 Ibm/100 gal (gel de 40 Ibm/1000 gal concentré 10 fois en
raison de la perte de fluide lors de la fermeture de la fracture) a été estimee a plus de 1000
poises (Pope et al., 1994). Des efforts importants ont été consacres a la conception de brise-
flots pour résoudre ce probléme. Idéalement, un brise-gel placé dans le fluide a la surface
devrait avoir un effet minimal sur le gel jusqu'a ce que le pompage cesse (et que la fracture se
referme) et devrait ensuite réagir rapidement avec le gel. La viscosité du gel et le poids
moléculaire du polymere devraient étre considerablement réduits pour permettre un nettoyage
rapide du sac de sable (Almond et al., 1984 ; Gall et Raible, 1985).

Les bactéricides :

Sont ajoutés aux fluides de fracturation aqueux contenant le polymére pour empécher la
perte de viscosité causee par la dégradation bactérienne du polymére. Non seulement les
bactéries ruinent le gel en réduisant le poids moléculaire du polymeére, mais certaines peuvent
rendre les fluides du réservoir acides.

Les stabilisateurs:

Sont utilisés pour empécher la dégradation des gels de polysaccharides a des températures
supérieures a 200°F (Thomas et Elbel, 1979). Les stabilisateurs les plus courants sont le
méthanol et le thiosulfate de sodium (Na2S203). Le méthanol est plus dangereux a manipuler
et est utilisé a raison de 5 a 10 % du volume du fluide Le mécanisme de ces stabilisateurs n'est
pas entierement compris. On pense qu'ils agissent comme des piégeurs d'oxygene et empéchent
la dégradation rapide du gel causée par I'oxygéne dissous.

les agents tensioactifs:

Parfois nécessaires pour faciliter le reflux du fluide de fracturation hors de la formation
aprés le traitement. Un agent tensioactif, ou surfactant, est un matériau qui, a faible
concentration, s'adsorbe a I'interface entre deux substances non miscibles. Les substances non
miscibles peuvent étre deux liquides, tels que I'huile et I'eau, un liquide et un gaz, ou un liquide
et un solide. L'agent de surface intervient dans l'interface et réduit la quantité d'énergie
nécessaire pour élargir l'interface (Rosen, 1972).
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Additifs de perte de fluides :

Un bon contrdle de la perte de fluides est essentiel pour un traitement efficace des fractures.
Plusieurs types de matériaux sont utilisés pour contréler la perte de fluides, mais I'efficacité des
différents types dépend du type de probleme de perte de fluides : perte dans une matrice a faible
ou haute perméabilité ou perte dans des micro fractures.

N.B:

Dans le cas d'une fracturation acide, les différents additifs cités précédemment pour les
traitements d'acidification sont utilisés.

Composition volumétrique d'un flulde de fracturation

_-Réducteur de frottement 0,088 %

Mde 015%

Blcn:lde 0,001%
Inhlbﬂeurdemrrusmn a0 %
Agent contréle dufer 0004%
"“Pﬂl}rmere réticulé 0,007
Agent interruptaur I]UH&
TN i d it | 0011%

“~Antitartre 0,043 %

~Gélfant 0056%
Kl 006%

“~Surfactant 0,085%

(Figure V.2) : Composition volumétrique d’un fluide de fracturation

V.5.Filtration du fluide de fracturation :

On distingue habituellement trois catégories de fluides de fracturation :

e Les fluides dont la filtration est contrélée par la viscosité, tels que les huiles de viscosité
élevée.

e Les fluides de méme nature que celui du réservoir, ou la filtration est limitée par la
compressibilité.

e Les fluides dont la filtration est contrdlée par la formation d'un dépdt (ou cake) aux
parois de la fracture, tels que les gels avec réducteurs de filtrat.

La vitesse de filtration au temps V(t) en un point donné de la fracture, s'exprime par la
relation :
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V)= _C_
vt -t

Avec :
V(1) : Vitesse de filtration.
C: Coefficient de qualité ou de filtration.
to: Instant du début de filtration.
t—to : Durée de filtration.

V.5.1.Fluides de filtration controlés par la viscosité :

La viscosité de ces fluides est considérablement plus grande que celle du fluide de la couche.
Toute la perte de charge est localisée aux parois de la fracture. La filtration est contrélée par la
ViSCOsité.

(k. ®. AP)\*®

C, = 2.24 x1073
1% X Z

Avec :

Cv : constante de filtration du fluide, en (cm/v/s).
K : perméabilité de la formation (md).
@ : porosité.
Z : viscosité du fluide (poises).
AP : perte de charge entre la fracture et la couche (bar).
A cette catégorie, se rattachent les fluides trés visqueux (dispersion d’eau dans ’huile)
utilisés dans le procédé "Super Frac".

V.5.2. Fluides de filtration controlés par compressibilité :

A cette catégorie, se rattachent particulierement les fluides de méme nature que celui du
réservoir : brut, gasoil..., la filtration est essentiellement contrdlée par la compressibilité.

Cc = 1,78.107° (@).AP

Avec :

Ce: Constante de filtration (cm/v/s ) .
B: Compressibilité moyenne du fluide du réservoir (bar 7).
K : Perméabilité de la formation (md).
@ : Porosité.
Z : Viscosité du fluide (poises).
AP = Pf - Pc : perte de charge entre la fracture et la couche.
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NB :

Ces fluides sont peu efficaces et nécessitent des débits tres importants pour la fracturation
hydraulique.

V.5.3. Fluides de filtration controélés par la formation d'un cake :

La filtration en fonction du temps dépend surtout de la perméabilité du cake. Cette classe
d’agents forme un cake sur la surface filtrante. A partir de l'application de la Loi de Darcy, la
loi de comportement serait :

(k.AP)
Z

C, = .

Avec :
K : perméabilité du cake.
Z : viscosite du filtrat.
AP : perte de charge entre la fracture et la couche.

Y : Constante .

Si I'on porte graphiquement les valeurs expérimentales du volume filtré en fonction de la
racine carrée du temps, on obtient une courbe ou I'on distingue au départ, une période transitoire
correspondant a la formation du cake ensuite, une relation linéaire entre le volume filtré et la
racine carrée du temps.

En prolongeant la droite de pente “’m ’’vers I'axe des ordonnées (Figure V.3), on obtient une
certaine valeur appelée filtration instantanée ou  'Spurt loss’’. 11 est alors possible d'estimer le
volume filtré cumulé “’V’’ a l'instant “’t’’par la formule :

V=S, +V(th)

La relation entre m et C est :

m

Cw = —
28

S : surface de filtration)
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Slope=m

\

Total Filtrate Volume, ml

D i e sy S s i s S R G
} Spurt Volume Vtemps

(Figure V.3) : Courbe de filtration du fluide formant un cake sur la formation

V.5.4. Le coefficient de filtration totale :

Le coefficient de filtration totale est donné par la relation suivante :

Le coefficient de filtration dépend la permeabilité du réservoir, on admet que :

e Pour les réservoirs de faible perméabilité, C, < 0,001ft /vVmin.
e Pour les réservoirs de forte perméabilité, C, > 0,001t /vVmin.

V. 5.5. L’efficacité du Fluide de Fracturation :

L’efficacité est définie comme étant le volume de la fracture divisé par le volume total
pompé. L’efficacité dépend de débit, de la viscosité du fluide de fracturation, des
caractéristiques de filtration de la roche.

Plus le débit augment, plus le temps de pompage et la filtration totale sont diminué, la
longueur augmente et par conséquent I’efficacité augmente.

Viscosité de fluide : plus le fluide de fracturation est visqueux, plus les pertes de charge
dans la fracture sont élevées et donc :
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e La pression augmente ce qui implique I’augmentation de 1’ouverture de la fracture.
e La filtration diminue ce qui donne ’accroissement de 1’efficacité.
L’efficacité (n) est le rapport :

n = Vil Vi
volume de la fracture.
Vi: Volume total injecté.

V.6.Agents de Soutenement :

Les agents de souténements sont utilisés pour maintenir les parois de la fracture écartées
afin de créer un chemin conducteur vers le puits aprés l'arrét du pompage et la fuite du fluide
de fracturation. Le placement de la concentration et du type de | agents de souténements
appropriés dans la fracture est essentiel au succes d'un traitement de fracturation hydraulique.

V .6.1.Conductivité de la fracture :

La concentration et le type du proppant conditionnent la réussite du traitement par
fracturation hydraulique. Indépendamment des résidus de fluide, la concentration du proppant
et sa résistance a la destruction détermine la conductivité de la fracture.

Les facteurs affectants la conductivité sont :

e Les propriétés du proppant (la taille, la résistance, I’arrondissement et la teneur
en particules fines).

e La contrainte de fermeture.

e Les résidus du polymere.

e Le débit de production.

e [’encastrement.

e [’¢paisseur de la fracture résultante.

Le succes d'une fracturation hydraulique dépend bien souvent des agents de soutenement
qui doivent satisfaire a double conditions :

» D’étre assez réesistants pour maintenir la fracture ouverte.
» D’étre distribués d'une maniére permettant I'écoulement des fluides vers le puits de
production.

Le comportement des agents de souténement dans la fracture dépend des caractéristiques
liées :
* Aux matériaux utilisés (type d'agent).
« A la roche constituant la fracture (roche tendre ot dure...).
« A l'état des contraintes régnant dans le réservoir.
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V.6.2.Nature des agents de souténement :

hydra

Il existe une grande variété d'agents de souténement utilisés pour la fracturation
ulique. On peut les classer en deux groupes qui présentent des caractéristiques mécaniques

tres différentes.

e Agents de souténement élasto-fragiles :

Cesont :
Les sables.
Les billes de verre (haute résistance).

e Agent de souténement élasto-plastiques :

Ce sont :

Les coquilles de noix (de moins en moins employées).

Certains polymeres (difficilement utilisables au-dela de 80-100°C).

Les billes d’aluminium (pratiquement abandonnées).

Les billes d’acier (qui pourraient étre envisagées avec l’utilisation des fluides tres
visqueux).

Les agents de soutéenement utilisé actuellement :

Ce sont en général des billes de céramiques calibrés, de sable ou de bauxite, de
granulométrie de 12/20, 20/40, 30/60 et leur perméabilité variante entre 100 et 800 Darcy.

1:

FLITIF

(Figure V.4) : Différents types d’agents de souténement
Frac Sand ; 2 : Resin Coated Sand ; 3 : Intermediate Strength proppant ; 4 : High Strength proppant (Bauxite)

86



Chapitre V Fluides de fracturation et les agents de soutenement

12/20 Mesh 16/30 Mesh 20/40 Mesh

(Figure V.5) : Différentes granulométries de I’agent de souténement

A. Bauxite:

Est I’agent de souténement utilisé a Hassi-Messaoud par Halliburton. Son nom commercial

est le Super Prop 20/40, il est I’agent le plus dense de tous les agents utilisés avec une densité
de3.5a3.

La Bauxite est produite a partir d’un minerai (Oxyde d’aluminium « AL>O3 »). Le minerai
est sous forme de poudre fine ou elle est placée dans des pastilles (Boulettes) et est filtrée a des
températures au dessous du point de fusion de la bauxite.

B. ISP (Intermediat Strength Proppant):

Est ’agent de souténement utilisé par Dowell. 11 est fabriqué a partir de la céramique fondue
encapsulé par de la résine de densité 2.7 a 3.3. La faible densité représente le matériau brut pour
fabriquer le proppant.

L ISP est utilisé pour des contraintes (pression de fermeture) de 6000 psi a 10000 psi et de
10000 a 12000 psi considéré comme limite d’écrasement de proppant.

V.6.3.Propriété physique de ’agent de souténement :

e La résistance de I’agent de souténement.
e Ladimension et la distribution de grains.
e Quantité des impuretés.

e Rondeur et sphéricité.

e Ladensité de I’agent de souténement.
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Pour ouvrir et propager une fracture hydraulique, il faut surmonter les contraintes in
situ.Une fois le puits mis en production, le stress agit pour fermer la fracture et confiner le
proppant. Si la résistance du proppant est insuffisante, la contrainte de fermeture écrase le
proppant, créant des fines qui réduisent la perméabilité et la conductivité du pack de proppant.
Les proppants peuvent étre produits a partir de divers matériaux et dans des gammes de tailles
variées pour répondre aux exigences de conductivité de la conception de la fracture.

Les comparaisons de résistance sont présentées a la figure V.6. Les directives générales
suivantes peuvent étre utilisées pour sélectionner les accessoires en fonction de leur résistance
et de leur codt :

- Les contraintes de fermeture du sable sont inférieures & 6000 psi.
« Le proppant enrobé de résine (RCP) - contraintes de fermeture inférieures a 8000 psi.

« Des contraintes de fermeture de force intermédiaire (ISP) supérieures a 5 000 psi mais
inférieures a 10.000 psi.
- Des contraintes de fermeture de l'obturateur tres fortes a des pressions supérieures a 10 000

psi.

Le type et la taille de I’agent de soutenement doivent étre déterminés en comparant les
avantages économiques par rapport au codt.

Les agents de soutenement dont la taille des grains est plus importante fournissent un pack
plus perméable car la perméabilité augmente avec le carré du diametre du grain ; toutefois, leur
utilisation doit étre évaluée en fonction de la formation qui est soutenue et des difficultés
accrues qui se produisent dans le transport et la mise en place des proppants. Formations sales,
ou ceux qui sont soumis a des amendes de migration importantes, sont de mauvais candidats
pour les grands agents de soutenement. Les amendes ont tendance a envahir le paquet de
proppants, provoquant un colmatage partiel et une réduction rapide de la perméabilité. Dans
ces cas, les petits agents de souténement, qui résistent a l'invasion des amendes, sont plus
adaptés. Bien que les petits proppants offrent une conductivité initiale moindre, la conductivité
moyenne sur la durée de vie du puits est plus élevée et fait plus que compenser la productivité
initiale élevée fournie par les grands agents de souténement (qui est généralement suivie d'un
déclin rapide de la production).
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FigureV.6: Comparaison des forces des différents types des agents de souténement.

Les grains de grande taille peuvent étre moins efficaces dans les puits plus profonds en
raison d'une plus grande susceptibilité a I'écrasement résultant de contraintes de fermeture plus
élevées (a mesure que la taille des grains augmente, leur résistance diminue). Les grands agents
de souténement ont plus de problémes de placement. Les problemes de placement sont doubles
. une fracture plus large est nécessaire pour les gros grains, et le taux de sédimentation des
particules augmente avec la taille. Si la distribution de la taille des grains est telle que la gamme
de mailles contient un pourcentage élevé de grains plus petits, la perméabilité et donc la
conductivité des proppants sont réduites a peu prées a celles d'un paquet de grains plus petits.

La rondeur et la sphéricité d'un grain de proppant peuvent avoir un effet significatif sur la
conductivité de la fracture.

La rondeur du grain est une mesure de la netteté relative des coins du grain, ou de la
courbure du grain. La sphéricité de la particule est une mesure de la proximité de la particule
ou du grain proppant par rapport a la forme d'une sphére. Si les grains sont ronds et de taille a
peu pres identique, les contraintes exercées sur l'agent de soutien sont réparties plus
uniformément, ce qui entraine des charges plus élevées avant que la rupture du grain ne se
produise. Les grains angulaires se rompent lorsque les contraintes de fermeture sont plus
faibles, ce qui produit des fines qui réduisent la conductivité de la fracture.

La densité des proppants a une influence sur le transport des agents de souténement car le
taux de sédimentation augmente de facon linéaire avec la densité. Par conséquent, les agents
de souténement a haute densité sont plus difficiles a suspendre dans le fluide de fracturation et
a transporter jusqu'au sommet de la fracture. La mise en place peut étre améliorée de deux
fagons : en utilisant des fluides & haute viscosité pour réduire la sédimentation ou en augmentant
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le débit d'injection pour réduire le temps de traitement et le temps de suspension nécessaire. De
plus, les proppants a haute densité nécessitent une plus grande masse de matériau pour remplir
un volume de fracture donné.

V.6.4. Principaux agents de souténements :

De nombreux matériaux ont été essayés sur champs, pour mémoriser citons : la grenaille
d’aluminium, les coquilles de noix, les billes de verre, des polymeéres type rilsan, des billes
d’acier.

Pour des raisons diverses (densité, fluage, tenue médiocre en température, dissolution,
colmatage apres casse), ils ont été plus ou moins rapidement abandonnés.

Le compromis nécessaire entre les propriétés idéales et 1’aspect pratique a conduit a retenir
essentiellement les catégories suivantes :

A. Le sable :

Matériau de type élasto-fragile tres populaire, aillant un bon rapport qualité/prix a une
densité 2,65 g/cm®. Il est trés employé pour des contraintes de fond faible 8 moyenne n’excédant
pas 400 a 500 bars. On distingue :

A.l.Le sable d’Ottawa: Il est caractérisé par une haute pureté, ou clarté, un haut degre de
fines, une sphéricité, ainsi qu’une solubilité basse dans I'acide. Le sable d’Ottawa est disponible
en dimensions de 12 a 70 mesh.

A.2.Le sable de Brady : Il est plus sombre que le sable d’Ottawa, ce sable sont poly-cristallin,
le sable de Brady est plus anguleux et contient plus d'impudicité que le sable d’Ottawa, on le
trouve en dimensions de 8/12 a 20/40 mesh.

B. Les agents intermédiaires :

Matériaux de type élasto - plastique, de meilleure résistance aux contraintes (500 a 1000
bar) mais de densité plus élevée que le sable (d= 3.2). Ce sont des bauxites frittées et certains
oxydes de zirconium. Ils représentent une tres bonne solution de compromis quand les
conditions ne sont pas extrémes. C’est entre autres le cas de la carbolite qui présente par ailleurs
une réponse positive a la diagraphie Gamma Ray.

C. Soutenement de haute résistance (bauxites) :

IlIs sont de méme type que les précédents : bauxites et oxydes de zirconium, mais de
caractéristique « haute de gamme » avec des contraintes admissibles de 1000bar, la contrepartie
en est d’une part une densité important (d=3.7) et d’autre part un cout tres éleve.

V.6.5. Comportement dans le temps :

La tenue de souténement confrontée dans le temps et en conditions d’exploitation fond a un
certain nombre de facteurs, est a estimer le mieux possible a défaut de pouvoir la connaitre avec
exactitude. On retiendra essentiellement que la perméabilité d’une fracture, toutes choses
égales par ailleurs :

e Croit avec la granulométrie du soutenement.
e Décroit avec la contrainte exercée.
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e Décroit avec la température, la modification des propriétés provoquant un tassement
plus elevé.

e Décroit avec le temps ; la nature de I’eau susceptible d’étre produite, et donc de rentrer
en contact avec le soutenement.

Il va de soi que plusieurs de ces actions sont conjuguées. Dans la pratique, le choix d'un
matériau est parfois fait en privilégiant tel ou tel paramétre qui apparait prédominant.

V.6.6. Mise en place des soutéenements :

Il existe deux techniques différentes pour la mise en place des agents de soutéenement.
L’une dite « méthode des piliers ». Le souténement est injecté en volumes partiels successifs
sépareés par des bouchons de fluide de frac. La fracture est prévue de rester ouverte entre les
piliers de souténement lors de I’exploitation. L’autre méthode, dite de « bourrage
multicouche », qui consiste en une injection continue de souténement une fois celle-ci
commencée, avec augmentation progressive du diametre du materiau injecté et de sa
concentration.

V.6.7. Transport des agents de soutenement :

La capacité de transport de I’agent de souténement dépend de :
- La viscosite du fluide de transport, d'ou le recours a des gels éventuellement réticulés.
- La densité de l'agent de soutenement.

Le remplissage dépend aussi de la concentration de ces agents dans le fluide a injecter, la
concentration est exprimée en rapport du poids d'agent de soutenement et du volume de liquide
et pas de mélange.

V.6.8. Caractéristigues requises de I’Agent de Soutenement :

Pour satisfaire ces exigences, les agents de soutenement doivent avoir :
- Une bonne granulométrie et une forme susceptible de générer une bonne conductivité.
- Une résistance mécanique aux contraintes in-situ en exploitation (résistance a la déformation
et a la rupture).
- Une résistance chimique dans les conditions de fond au fil du temps (résistance a la corrosion
et a I’érosion).

- Une densité compatible avec un transport optimum (sédimentation).

En qui concerne les agents de souténement, la propriété la plus importante est la
conductivité en condition de fond, c'est-a-dire sous contrainte, en température et en présence
des fluides de gisement. Le transport est la répartition de ’agent de souténement dans la
fracture sont aussi des parametres trés importants. Notons qu’il peut y avoir contraction entre
certaines propriétés requises ; ainsi, des billes d’acier qui offrent une excellente résistance a la
compression sont trop lourdes pour étre transportées correctement.
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VI : Etude pratique du puits TMLZ3 :

V1 .1. Présentation de puit TML3 :
VI .1.1.Historigue de puits :

Le puits TML-3 est situé dans le champ pétrolier TFT "Tin Foye Tabankort”. Le puits a
été foré en mars 2007 , complété par un tubage N80 EU de 2 7/8" 6,5 #/ft, dans un tubage
P110 de 7" 29 #/ft, jusqu'a une profondeur de 1398 m équipé de 2 mandrins de gas lift a 445 m
et 878 m de profondeur. La téte de puits est de la série SteamFlo ayant une pression de travail
de 2000 psi.

Le puits produit & partir du réservoir du Dévonien, l'unité C3-I ayant une hauteur brute de
25 m et une hauteur nette de 19 m. Les propriétés pétrophysiques montrent une porosité
moyenne de 14,5 % et une teneur en argile de 9,82 %.

Le profil de contrainte a été calculé sur la base du logarithme des rayons gamma (GR) et
a ete ajuste en fonction des données recueillies dans le puits de TML-5 qui a ete fracturé en
2011. Les performances du DataFRAC™* a ce puits ont donne un FG de 0,69 psi/ft et une
efficacité de fluide de 40%.La pression nette était faible et avait une valeur de 323 psi.

V1.1.2.Situation du puits TML3 :
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(fig VI.1) Plan de position de puits TML3 dans le champ TFT(document sonatrach)
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a ) Coordonnées d’implantation (U.T.M) :

X: 350451,27 Zs :478,597m
Y : 3139672,77 Zt : 483,697m

b ) Localisation :

Le sondage TML3 a été implanté a 510 m au Sud du puits de TML5 et a 2100 m au sud
du puits TML 2.

VI1.1.3. Propriétés de la complétion :

Well Depth 1,398 m
Deviation Vertieal
Casing OD 7 in
Tubing Weight / Grade 6.5 ppt / N8o
Perforation interval 1,323 — 1,346 m

Tableau VI .1 - TML-03 Propriétés de la complétion

VI1.1.4.Propriétés des réservoirs :

a) Informations générales sur le réservoir :

Le gradient de fracturation dans cette zone devrait étre de 0,69 psi/ft, en se basant sur le
traitement de fracturation du puits TML-5 situé a proximité et réalisé précédemment. Les
propriétés mécaniques de base de la formation du puits TML-03 sont énumérées dans le
tableau ci-dessous :

Type de puits Production
Nom de la formation Devonien
Type de roche Gres
Module de Young 1-3 Mpsi
Ratio de Poisson 0.20- 0.35
Porosite moyenne 14.5 %
Permeabilite moyenne 1mD
Pression moyenne du reservoir 1220 psi
Temperature du fond de la bg degC
perforation a mi-chemin

Tableau VI .2 — Propriétés générales de formation de TMLO03
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b)PRESSION DE RESERVOIRE :

PUITS DATE TYPE PRES bar Cotem
THML1 23/06/1994 | PDRP72H 106.62 1260
TML1 11/12/1995| PS24H 106.93 1260
TML1 30/12/2001 | PS24H 107.23 1260
TML1 01,/04/2010| P524H 107.7 1260
TMLZ 02/03/2010| PS8H 105.95 1328
TML3 12/04/2010| RP72H 83.6 1313

Tableau VI .3 —Pression de réservoir

V1.1.5.Well General logs :

Le gamma ray le long de l'intervalle d’intérét a été utilisé pour construire le modele de
fracture et construire le design, le profil de contrainte est présenté dans le log ci-dessous.

La moyenne de ces propriétés a été calculée par zone a l'aide du logiciel LGZones* et
exportée vers le logiciel FracCADE*.

Le rayon gamma a été principalement utilisé pour différencier les formations de "Shale"
et de "Sandstone".

Lithology

Perforationa

Insitu Stress from GR-Gamma
Ray (1 XSFP-GR)

Fracture Halfl ength (X1)

30248

3

La hauteur de la fracture hydraulique simulée est de 1323ma 1354m.
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VI.1.6.PREPARATION DU PUITS POUR LA FRACTURATION (PHASE PRE-
FRACQC) :

Essais préalables sur le puits :

Ces opérations, bien qu’optionnelles, présentent cependant un trés grand intérét. L’ interprétation
des essais de puits fournit des informations sur le (kh) actuel du puits et I’état de déplétion (cas des
anciens puits).

a. Contrdle du puits :

On opére un contrble du puits au cable (wire line) afin de localiser le top sédiment, et
d’éventuelles anomalies dans la complétion (poisson, collapse, déboitement, ...).

b. Nettoyage du puits :

Le nettoyage du tubing a d’acide chlorhydrique (HCI), additionné d’un tensio-actif
puissant, est souhaitable.

c. Thermométrie :

Avant 'opération de fracturation, on réalise toujours une thermométrie dite de référence,
afin de comparer son profil a celui qui sera enregistré apres la fracturation. La thermométrie est
donc I’outil qui nous renseigne sur la hauteur de la fracture, si elle a lieu.

VI.2.DEROULEMENT DE FRACTURATION HYDRAULIQUE (PHASE
FRAC) :

L’opération de fracturation du puits TML3 a été realisée en deux jours, et les résultats
obtenus sur la deuxiéme jour phase (DataFRAC*) ont permis d’établir un design du traitement
principal (fracturation), qui a été exécuté plus tard le méme jour.

V1.2.1.Préparations nécessaires :
Le 19 octobre 2014(1° jour) :

e Mobilisez 3 frac tanks dans le lieu et les mettre en place.

e Commencez a remplir les frac tanks.
e Mobiliser le matériel de fracturation pour le localiser et commencer a repérer
les pompes PODStreak, les missiles et les pompes triplex.

e Mobiliser chemicals trailer et le proppant trailer sur place.
e Mobiliser le SuperPOD et une remorque chimique pour le travail HIWAY.

V1.2.2. Etude, interprétation des Essais Mini frac(DataFRAC*) :

La mini frac a été réalisée en pompant le gel linéaire WF125 jusqu'a atteindre le taux cible
de 15 bpm, puis le gel réticulé YF125HTD a été pompé pour essayer d'ouvrir la fracture et créer
la géométrie ; le volume total de PAD était de 173 bbls et le pré-PAD(13,5bbl). La baisse de
pression a ensuite été interprété pour obtenir une estimation de la pression de fermeture.
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Lors de design du TML-3, les volumes ainsi que le taux de pompage ont été choisis selon
la nouvelle redisign du puits TML5 qui a été pompé avec succes et sans aucun incident.

As Measured Pump Schedule
o) v [ S gy

, Rate | Time | Fluid Name Proppant Name| Conc | Conc| Mass
# N L )

i e R @) (BRS) | (°E4) | ()
1 [PrePAD| 135 | 145 | 63 WFiz5 367 - o0 | 00| o
2| PAD |15 54 | 86 | YFusHTD | 7l - o0 | 00| o
3 | FLUSH| 20 15 | z50 WFiz3 840 - 00 | oo | o

Tableau VI .4 — Acid —Breakdown/DataFRAC* as Measured Pump Schedule

V1.2.3.Déroulement de la mini frac :
Le 20 octobre 2014(2eme jours) :

06:15 Réunion prealable au voyage sur la base TFT.
06:15 L'équipe du Frac est partie vers la destination.

06:50 L'équipe du Frac arrive sur place.
07:00 Commencer a installer les pompes triplex, le SuperPOD, les lignes de traitement, la
ligne annulaire.

07:30 L'escorte arrive sur place.

07:40 Commencez & monter le tree saver.

09:20 tester la pompe annulaire jusqu'a 5 000 psi.
09:40 Réglez le pop offs dans ’annulaire a 1800 psi.
10:15 Commencez a amorcer les pompes triplex.

10:30 Commencez a tester la pression des principales lignes de traitement jusqu'a 10 000 psi.
Le test de pression était bon.

10:45 Commencer a mélanger le gel linéaire WF125 DANS LES FRAC TANKS POUR LE
DataFRAC*.

DataFRAC*:
10:50 Mise en place de FracCAT pour le DataFRAC*.

11:10 Réunion de seécurité et d'affectation avant le travail.
11:20 Augmentation de la pression annulaire a 500 psi.
11:23 Ouvrez la téte de puits et remplissez le puits avec le SuperPOD.

11:24 Début de la phase de pré-PAD avec le gel linéaire WF125 en utilisant les pompes
triplex jusqu'a 15 bpm. Le volume total de gel linéaire WF125 pompé était de 13,5 bbls
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11:27 Début de la phase PAD Avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le total de gel
réticulé YF125HTD pompé était de 173,5 bbls.

11:35 Début de la phase FLUSH avec le gel linéaire WF125 a 15 bpm.La quantité totale de
gel linéaire WF125 pompée était de 20 bbls .

11:38 Enregistrer et surveiller le déclin de pression.
11:45 Commencez a effectuer I'analyse DataFRAC* pour avoir une indication de la
géométrie de la fracture. Continuez a remplir d'eau la fracturation principale.

DataFRAC* a été réalisé afin d'obtenir la pression de fermeture , les propriétés de fuite
du réservoir et I'estimation du modéle de propagation de la fracture (PKN, KGD... ). Le
logiciel de simulation Schlumberger (FracCADE*) a €té calibré en utilisant les propriétés de
formation obtenues pour optimiser le< pumping schedule> de la fracturation.

4500 45
= Treating pressure | psi)

P=3623.93 Psi BHP os]

4000 + 40
l (max BHP} ' —Slurry rate {bbl/min]

3500 35

3000 aml 10

2500 t W 15

2000 0

1500 lq v ot e 13

1000 : J ___\_\
500 r,

3895 4895 58.95 68.95
u| 0

(fig V1.3) - Graphiques DataFRAC*
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Chapitre VI Etude pratique du puits TML3

V1.3.Step Rate Test (SRT):
Ce test est mené uniquement pour estimer la pression de propagation de la fracture :

41,7833

42,4
42,33

Tableau VI .5 —step rate test input

Step-up rate test

3280

3260 Pext=3200 psi
écoulement dans la fracture
3240

3220

4,
&

BHP (psi)

3180 /
/¢ écoulement radial

3160 /

3140

/

6 11 16
Slurry rate (bbl/min)

3120

(fig VI1.4) Step up rate test

Au début, I’écoulement est de type radiale dans la matrice puis avec I’augmentation de la
pression la fracture sera amorcée et on aura un écoulement dans la fracture, c’est ce qui
explique le changement brusque de la pente, donc le point de changement de la pente
correspond la pression de propagation de la fracture et de méme le débit de fracturation
maximale de la formation.

Pext =3200 psi
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VI.4. ANALYSE DU DECLIN DE PRESSION PAR LA METHODE DE
NOLTE :

VI1.4.1.Estimation de la chute de pression instantanée de fermeture (ISIP):

A partir de la courbe qui marqué I’évolution de la variation de la pression de fond (Pw)
apres chu-in en fonction du temps, on peut calculer la pression instantanée de fermeture.

4000 40
—— BHP (psi)

——Treating pressure (psi)

| —— Slurry rate (bbl/min)
3500 35

| HTITNR
J\'

Pt
[

gEsi}_
Slurry ratea{bbllmm)

w
5
) A ot
E
DO p 15 i
. =" [Py
A —
1000 10
500 5
a \ _ F_ . Lo
555 Treatment time (min)

(fig VL.5) instantaneous shut_in pressure

Donc la pression instantanée de fermeture :

Pisi =3050 psi

On peut aussi calculer le GISIP.

H= 1334.5 m=—225 £1-4378.28084 ft
0.3048
GiSip=PiSip _ 3050
H 4378.28084

Gisip=0.69662psi/ft
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V1.4.2 Détermination des pertes de charge :

a)Perte de charge au fond :
Ap(nwb) = BHLPP — ISIPsond
Ap(nwb) =3150-3050

AP(nwb)=100 psi

b)Perte de charge totale :
Aprot = SLPP - ISIP
Aptot =2450-1200

A Ptot=1250 psi

c)Perte de charge par friction :
Apfric = Aptot - Ap(nwWh)
Apfric = 1250 - 100

V1.4.3.Détermination de la puissance hydrauligue requise :

IS1Pfong = 3050 psi

a)Pression hydrostatique :
Ph=Gh*H
Pn = 0,36544 * 4378,28084

Ph = 1600 psi
b)Pression de pompage :

Pp = ISIPfond + AP(perforfrac) + AP(tot) - Ph
Pp = 3050 +500 +1250 -1600
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Chapitre VI Etude pratique du puits TML3

¢)Hydraulique horse power:

HHP = ZRX0P
40,8
HHP = 3200%15
40,8
HHP = 1176,5 HP=877,6 KW 1HHP =0,746 KW

V1.4.4.Estimation de la pression et du Gradient de fracturation (PF ;: GF) :

La pression de fracturation correspond au max des pression de fond enregistres au cours
de mini frac donc :

P#=3623.93 Psi

Pf  3623.93

G == —
frac™ " T 4378.28084

Girac=0.82770 psi/ft

Les données nécessaires :

E =3.10° psi
v=0,25
t, = 13.8 min

hs = 75.45931 ft
h, = 75.45931 ft
n' =0.8

qi = 15 bpm

% Apres le shut-in, on dessine la courbe Pw = F(G(At,)).

On a:
(G(Aty) = 2 [(1+265)"2 = (Atp)*2 =1 (UB)
<
G(Aty) =2[(1 +Atp) sin™ (1 + Atp) /2 — (Atp) 2 = 2| ... (LB)
.
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t—tp

tp

OUZ AtD =

At : Temps apres chut-in

Le choix de upper bound ou lower bound dépend de mode de filtration .Dans ce cas on a
low leak off (a=1) donc on va utiliser la formule(UB).(pour le cas a=0.5 on a high leack off

(UB)).

Les valeurs de pression de fond aprés chut-in, et de fonction de G (upper bound )données

dans le tableau suivant:

Etude pratique du puits TML3

t deltat delta t; P. G(delta t;)
56,2 0 0 2859,98 0
57,2 1| 0,072463768 2766,42| 0,154715628
58,2 2| 0,144927536 2724,37| 0,288455349
59,2 3| 0,217391304 2690,32| 0,410585867
60,2 4| 0,289855072 26060,28| 0,524334858
61,2 5| 0,362318841 2631,67| 0,631504141
62,2 6| 0,434782609 2605,349| 0,733267218
63,2 7| 0,507246377 2578,455| 0,830455556
64,2 8| 0,579710145 2551,562| 0,923691074
65,2 9| 0,652173913 2524,382| 1,013457034
66,2 10| 0,724637681 2497,203 1,1001398
67,2 11| 0,797101449 2468,592| 1,184055193
68,2 12| 0,869565217 2439,696| 1,265466011
69,2 13| 0,942028986 2409,656| 1,344594167
70,2 14| 1,014492754 2379,329| 1,421629366
71,2 15| 1,086956522 2349,002| 1,496735498
72,2 16 1,15942029 2318,389| 1,570055442
73,2 17| 1,231884058 2287,776| 1,641714755
74,2 18| 1,304347826 2257.164| 1,711824546

74,85 18,65| 1,351449275 2237,709] 1,756612292

Tableau VI .6—tableau de valeurs de G function

V1.4.5.Détermination de la pression de fermeture (PC) :

= Aprés le shut in, on dessine la courbe B, = F(G (Atp)).

= Endessinant la tangente (Voir dessin), le point de déviation de la courbe représente le

point de fermeture de la fracture.

Evolution de pression de fond en fonction de G (At,) pour upper bound.
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Chapitre VI Etude pratique du puits TML3

BHP—I(G(delta ) UB

Pw — pente

» IR 1.1
Function

0.9

G

(fig V1.6) pression de fond en fonction de G fonction(UB)

Donc D’apres le courbe
P. = 2470 psi

On peut aussi estimer le temps de fermeture de fracture aprés chut-in a partir de courbe

Suivant sachant que P.=2470 Psi.

BHP vs time

»n -
a.
o
- o
)

10

Time(min)

(fig V1.7) BHP VS Time
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Donc :
At, = 11,2 min

G(Atyp) = 1.2005

Le gradient de fermeture == 27 5641 Psi/ft,
H 4378,28084

2470 — 2859.98
™= "08116 -0

= 320.77 Psi

V1.4.6.Calcul de Pefficacité de fluide n :

_ G(Atep)
= 21 6ty)

AN

_ 11,2005
2+1,2005

n = 0,375

VI1.4.7.a pression nette dans la fracture (Pnet) :

APt = Pigip — P,

AN:

AP, _, = 3050 — 2470 = 580 psi
AP, .. — 580 psi

V1.5.Square root(2éme méthode) :

Pression par rapport au racine carré de temps (square root time) :

Dans cette méthode on analyse le déclin de pression & partir de I’arrét du pompage en
fonction de la racine carré du temps.

D’une fagon générale, la courbe ci-dessous montre que 1I’évolution du BHP est

proportionnelle a la racine carré du temps (+/t ),avant la fermeture, on doit avoir le declin de
pression comme une droite.
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Etude pratique du puits TML3

t sqrt t P..
O o 2859,98
1 1 2766,42
2| 1,41421356 2724,37
3| 1, 72205081 2690,32
A 2 2660,28
S| 2,23606798 2631,67
6| 2,4494897A4 2605,349
7 2,.645751321 2578,455
2| 2,82842712 2551,562
= 3 2524,382

10| 2,16227766 2497,203
11| 2,31662479 2468,592
12| 2,46410162 2439,696
13| 2,60555128 2409,656
14| 3, 74165739 2379,329
15 287298335 23249,002
16 Aa 2318,2R9
17| 4,12310563 2287,776
18| 4,24264069 2257,164
128,65 4,31856458 2237,709

Tableau VI .7 — (BHP sqgrt (t))

V1.5.1.Détermination de la pression de fermeture (PC) :

On trace la courbe et I’intersection des deux tangentes donne la pression de fermeture :

Pressure Vs Square Root of time

- Pw Sk s B )

paziele)
2700

2600

2500

2400

2300

2200

2100

pielele)

(fig V1.8) pressure vs square root time
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t1 :la tangente de la premiére partie.
t2 :la tangente de la deuxieme partie.

Donc :

Pc = 2550 psi
Tc =9 min

VI1.5.2.L efficacité :

L[ - (Gp) 1) -
1,
(r7) - ()15
Tc=9 min.
Tp=13,8 min.

n=0,37381

Gradient de fermeture :

i P 2550
Le gradient de fermeture= — = ——>—
H 4378,28084

Gradient de fermeture = 0,58242 psi/ft

V1.5.3.Pression nette :

Pnet=Pisip‘Pc

Pnet=3050-2550

Pnet = 500 psi

V1.6.Détermination du modele de propagation de la fracture :

Pour déterminer le modeéle il faut tracer la courbe de pression de Nolte (Log-Log) Au
cours de I’injection et pendant I’extension de la fracture.
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Tableau des valeurs représentés dans le graphe :

Etude pratique du puits TML3

t Pww LOG At LOG Pnet
<15 3029.,15 0,0211893 1, 818885471
46 3039,62 0,21175386 1,88202279
a7 2049 449 0,48429984 1,93545688
48 3078,49 0,60745502 2,06160325
49 3076,99 0,70329138 2,05591322
50 2101,95 0,781 75537 2,14207646
51 3099,33 0,84818912 2,1337943
52 3098.27 0,90579588 2,1303981
53 3143.26 0,95664858 2,25529663
54 32119,52 1,00216606 2,19387561
55 3154,81 1,04336228 2,28230483

2,4

2,2

[2*]

log(Pnet)(Psi)

Tableau VI .8 (Log Pnet

Log At)

log Pnet=f(log(At))

0 0,2 04 0,6 0,8 1 1,2

log(At)(min)

(fig V1.9)courbe de pression de Nolte LOG LOG

D’aprés le graphe on a la pente :
a=04

D’aprés le Tableau V.1 on remarque que nous avons le cas d une fracture qui s’étend en
longueur et l1égerement en hauteur .

IL s’agit de modéle PKN.
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V1.7.Approche a la Géométrie de la fracture :

VI1.7.1. Calcule du module de déformation plane E’:

’ E
E= (1-v?)
AN:

. 3.10°
~ (1-0259

E' = 3.2.10%psi

VI1.7.2. Calcul de la complaince de la fracture Cp

Pour le calcul de ¢, on doit connaitre la valeur B (qui reflete I’effet de courant du fluide et
viscosité pendant la fermeture).

n +2
T on'+3+4a

Avec a = 1 (constante de viscosité dans la fracture).

n' =0.8

AN :
20842
T 208+3+1

B = 0,64285

Une fois la valeur de g est calculée, on peut calculer le ¢,

Cf = 2E,
AN:

o = 314.0642857545031
f— 2.3,2.10°

¢; = 2,38121.107 ft/psi
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V|1.7.3.Calcule le volume injecté dans la formation :

Vi=a;t
AN:
V; =13,8.15

V; = 207 bbl =207.5,6146 cult—1162,2222 cuft

POUR UPPER BOUND (FORTE FILTRATION) model PKN :
VI1.7.4.Détermination du Coefficient de filtration (CL) :

On a la pente de la courbe m; donnée par:

TI,'CITPM
m1 = 2
Cr
Alors :
2m,c
Cl = —1 !
Trp,/ty
h, 23
Avecr, = E£=—=1
h'f 23

o 2.320,77 .2,38121.1075
L= 3,14.(1)v/13,8

C; = 1,3096.10 2 ft/\/min

V|1.7.5.Calcul du volume de PAD :

1-n)

pad = Vi
(1+n)

AN
(1-0,3738)

Vo= R 007
pad = (11 03738) "
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Vpea = 94,3503 bbl = 1652, 63 ft3

V1.7.6.Calcul de la surface de fracture As:

La surface de la fracture donnée par la relation suivante
Vi (1-1)

3Clrp /tp

Af = 49864,49871 ft>

A=

VI1.7.7.Calcul de la lonqueur de fracture Xy -

La longueur de fracture donnée par la relation suivante (modéle PKN ) :

_Af
= o hf
AN
49864,49871

X = 2% 7545931759

x; = 319,4932493 ft

V1.7.8. Calcul du volume de fracture V; :

Ve =1V,

V; = 0,37381 * 1162,2222
V; = 434,4576 ft3

V1.7.9. Calcul de la largeur de fracture W :
Ona

W = 0,006ft
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V1 .8.Synthése Récapitulative des résultats d’analyse “’Mini Frac”’ :

DataFRAC* Summary Table:

Linear fluid volume and type WF1S - 335 bbl
Cross-linked fluid volume and TFasHTD - 173 m
type

Rate 15 bpm
ISIP Surface 1200 psl
ISIP Bottom hole 3050 psl
Average treating pressure 2024 psl
Maximum treating pressure 1951 psl
Total friction 1250 psl
Closure pressure U0 Ml
Net Pressure 580 psl
Efficiency 37138 %
Fracture Gradient 082 Psi/ft

Tableau VI .9 — DataFRAC* Summary Table
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Chapitre VII Evaluation de I’Opération de Fracturation Hydraulique du Puits TML3

VI1.Evaluation de I’Opération de Fracturation Hydraulique du
Puits TMLZ3 :

Le traitement de la fracture principale du HIWAY a été effectué le méme jour, le 20
octobre. Le travail a été exécuté en toute sécurité et comme prévu avec un total de 46 369 Ib
de 20/40 ISP de 1 a 5 PPA et 16/30 ISP a 6 PPA et Tail in et a 6 PPA au fond du trou.

VI1I1.1. Procédure de sélection des agents de soutenements :

La sélection des agents de souténement est principalement gouvernée par la conductivité
souhaitée pour un débit désiré, en relation avec la perméabilité et la concentration des agents
de soutenement dans la fracture.et sur la base des conditions de contraintes in situ ainsi que de
leur disponibilité. La conductivité du proppant est évaluée en fonction de la contrainte in-situ
a partir du graphique.

La procédure de choix est la suivante :

e On estime une longueur de fracture.
e On détermine la pression a la contrainte de fermeture o,,,;, (psi) qui est :
Omin = Fe .
Avec
P, : La pression de fermeture.
e Par I'utilisation de I’abaque on détermine la perméabilité de 1’agent de souténement.
e On calcul la conductivité adimensionnelle de fracture qui donnée par :
K, W
K.X;
e La concentration de l'agent de souténement dans la fracture serait :

Fcd =

WW(l — (pp)'pp

Cp =
p 12

®,, : Porosité de I’agent de souténement.
pp- Masse spécifique de I'agent de souténement.
e la masse de proppant nécessaire :

m = Cp. Ay

Avec Ay la surface de la fracture.
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VII.1.1. 1° proppant :

Les donnés nécessaire :

Data :

Type Proppant InterProp 20/40
Mesh size 20/40

Densité 3,18

Masse volumique 117,00 Ib/cft

a) Calcul de la perméabilité de la fracture :
Pc=0,,in =2470 psi.

On utilise la figure suivante pour déterminer la perméabilité :

STRESS [ps=i) 2000 4000 G000 8000 10000 12000
PERRE ABILITY [Darc 485 415 335 235 1E0 I

InterProp 20/40

400

300

B
| BS

~

200 +——

-

Perméabilité Darcy

B

Pc= 2470 psi

Mh\"“ur

5000 G000 700D 000 S000 10000 11000 12000

100 4 T
2000 | 300D 4000

i Pression de fermeture Pc (psi)

(figure VI1.1) abaque pour déterminer kf (interProp20/40)

Kr=470 darcy

FLITI F 113



Chapitre VII Evaluation de I’Opération de Fracturation Hydraulique du Puits TML3

Les données (suite) :

Valeur
Permeéabilité de la fracture (Kf) 470,00
Perméabilité de la formation (K) 10,00

Extension de la Fracture (Xf) 31949325
Largeur de la frature (W) 0,00608
Porosité Moyenne 0.374
Diametre Moven 0,026

Uniteé Conversion d'unite
darcy 470000 mDar
mDar

ft

ft 007206 "

b) Calcul la conductivité adimensionnelle de fracture :

Fed = Kf-w

T K XF

ooy _ _470.0,00608
€4 = 0,01. 319,49325
Fed = 0,89

c)La concentration de I'agent de souténement :

W,(1—2,).p,
12

Cp =

0,07296(1 — 0,374).117
P = 12

Cp = 0,45 Ib/ft?

d)La masse nécessaire pour I’opération :

m = Cp.Ar = Cp. 2. xphy

m = 21470,94 lb
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VII1.1.2.2 -eme proppant :

Les données nécessaire :

Data :

Type Proppant InterProp 16/30
Mesh size 16/30

Densité 3,29

Masse volumique 11700 Ib/cft

a) Calcul a perméabilité de la fracture :
Pc=0,,in =2470 psi.

On utilise la figure suivante pour déterminer la perméabilité :

STRESS [pai 2000 4000 000 I 0000 12000
FERMEABILITY [Drarc 020 ] a0 3 220 TR0
InterProp 16/30

1000 5|1
. 900 ' o
E a00 —+ \\
Q .y !
- |
H U
= oo -
'E 500
E
200
E 300 \\
200 \H"""‘--__h
T

Pression de fermeture Pc (psi)

2000 200D 4000 5000 &00D 7000 BDOD 9000 10DDD 11000 12000

(figure VI11.2) abaque pour déterminer kf (interProp16/30)

K, = 975 darcy
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Les données (suite) :

Valeur Unite
Perméabilité de 1a fracture (Kf) 975,00 darcy
Perméabilité de la formation (K) 50,00 mDar
Extension de la Fracture (Xf) 319,49325 ft

Largeur de la frature (Wf) 000608
Porositée Moyenne 0,337
0,033

Conversion d"unité
75000 rrDar

00729 "

b) Calcul la conductivité adimensionnelle de fracture :

Fed — Kf.w

“CTKXF

roq _ 975.0,00608
“¢ = 0.005. 319,49325
Fed = 0,37

c) La concentration de I'agent de soutenement :

~ Ww(l — ¢’p).pp
B 12

 0,07296(1-0397)117
- 12

(p

Cp = 0,42 Ib/ft>

d) La masse nécessaire pour I’opération :

m = Cp.A; = Cp. 2. xphy

m = 20039,544 Ib
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VI1I1.2.Les volumes pompées :

L’originale design a été conservée apreés le DataFRAC* et son analyse en raison des
volumes sdrs que le concepteur a choisis en fonction du traitement du puits TML-5 situé a
proximite. ). Le logiciel de simulation Schlumberger (FracCADE*) a été calibré en utilisant
les propriétés de formation obtenues pour optimiser le< pumping schedule> de la fracturation.

Design Pump Schedule

Prop.

Step Pump Step Fluid Gel ypeiand Prop. Prop.

Stg # Name Rate Fluid Name Volume Conc. Mesh Mass. Conc.

(bbl/min) (gal) (Ib/mgal) (Ib) (PPA)
1 PAD 15 YF125HTD 12,000 25.0 - - 0.0
2 1.0 PPA 15 YF125HTD 2,062 25.0 20/40 ISP 1,012 1.0
3 2.0 PPA 15 YF125HTD 3,242 25.0 20/40 ISP 3,125 2.0
4 3.0 PPA 15 YF125HTD 3,787 25.0 20/40 ISP 5,377 3.0
5 4.0 PPA 15 YF125HTD 4,317 25.0 20/40 ISP 8,030 4.0
6 5.0 PPA 15 YF125HTD 4,834 25.0 20/40 ISP 11,044 5.0
7 6.0 PPA 15 YF125HTD 6,117 25.0 16/30 ISP 16,543 6.0
8 Tail In 15 YF125HTD 263 25.0 16/30 ISP 1,581 6.0
9 FLUSH 15 WF125 6,943 25.0 - - 0.0

Table VI1.1 —Designed Fracturing Treatment Schedule HIWAY

As Measured Pump Schedule

Slurry | Slurry . Max
Ste| Step |Volum Rate'r PT':mmg Fluid Name thll]:JIJ‘]ile Proppant | Prop (;P;?IE Prop Mass
p# Name | e |(bbl/mi . Name Cone (Ib)
©b) | w | O (eaD (py) | BPY
1 |Pre-PAD| 115 14.9 0.8 WF125 483 - 0.0 0.0 o
2 | PAD | 2742 | 14.9 19.5 | YFi25HTD | 12045 - 0.0 0.0 o
3 |1.0PPA| 49.9 | 150 | 33 | YFizsHTD | 2033 | 20/40ISP 1.0 1.0 979
4 |2.0PPA| 796 | 150 5.3 YF125HTD | 3189 20/40 ISP 2.1 2.0 3167
5 |3.0PPA| g4.3 | 150 6.3 | YFiosHTD | 3705 | 20/40ISP | 50 3.0 5327
6 |4.0PPA| 109.0 | 150 7.0 | YF12gHTD | 4218 | 20/40ISP 4.2 4.0 8203
7 |50PPA| 12396 | 150 82 | YFiosHTD | 4613 | 20/40ISP 5.1 5.0 10972
8 |6.0PPA| 1590 | 150 | 106 | YFi25HTD | 5655 | 16/301SP 59 6.0 14332
g | Tailln | 23.8 | 150 16 | YFi2sHTD | 8og 16/30 ISP g 6.0 3389
10 | Flush | 214 | 150 15 WFi25 8g8 - 0.0 0.0 0

Table VI1.2 — Executed Fracturing Treatment Schedule HIWAY*
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Photo of Broken Gels YF125L. G:

VIIl.3.Main FRAC:
V11.3.1.0Operational Sequence le 20 octobre 2014 :

12:15 :Commencer a mélanger le gel linéaire WF125 dans les 3 frac tanks.
13:30 : Charger les produits chimiques nécessaires pour la frac principale.

14:15 : expliquer les roles des procédures de travail.

14:25 : Augmentation de la pression de I’annulaire A jusqu'a 1 000 psi.

14:27 : Commencer a pomper la phase de pré-PAD avec le gel linéaire WF125
progressivement jusqu'a 15 bpm. La quantité totale de gel linéaire WF125 pompée était de
11,5 bbls.

14:47 : Début du pompage de la phase PAD avec le gel linéaire YF125HTD a 15 bpm. Le
total de gel réticulé YF125HTD pompé était de 274,2 bbls.

14:50 : Début du pompage d'un stade de PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le
total de gel réticulé YF125HTD pompé était de 49,9 bbls. Le total de proppant 20/40 ISP
pompé était de 979 Ibs.

14:53 : Début du pompage de la phase 2 PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le
total de gel réticulé YF125HTD pompé était de 79,6 bbls. Le total de proppant 20/40 ISP
pompé était de 3 167 Ibs.

14459 : Début du pompage du stade 3 PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le
total de gel réticulé YF125HTD pompé était de 94,3 bbls. Le total de proppant 20/40 ISP
pompé était de 5 327 Ibs.

15:05 : Commencer a pomper le stade 4 PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le
total de gel réticulé YF125HTD pompé était de 109,9 bbls. Le total de proppant 20/40 ISP
pompé était de 8 203 Ibs.

15:13 : Commencer a pomper le stade 5 PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le
total de gel réticulé YF125HTD pompé était de 123,6 bbls. Le total de proppant 20/40 ISP
pompé était de 10972 Ibs .
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15:19 : Début du pompage du stade 6 PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le total
de gel réticulé YF125HTD pompé était de 159 bbls. Le total de proppant 16/30 ISP pompé
était de 14 332 Ibs.

15:29 :Commencez a pomper Tail a 6 PPA avec le gel réticulé YF125HTD a 15 bpm. Le total
de gel réticulé YF125HTD pompé était de 23,8 bbls. Le total de proppant 16/30 ISP pompé
était de 3 389 Ibs

15:31 :Commencez a pomper le stade FLUSH avec le gel linéaire WF125
progressivement a 15 bpm. Le total de gel linéaire WF125 pompé était de 21,4 bbls.
15:32 : Enregistrer et surveiller la baisse de pression.

VI11.3.2.Main treatement pressure Match :

La pression de traitement obtenue pendant le travail a été évaluee avec la pression
simulée dans le logiciel FracCADE*.

T T ——————————-l A S B e _50.0
: : : : : : ¥ Traating Pressra (Jotiats)

——  BHP [PropFRAC) —+  Slumy Rste (JobDats)

—  BHP {Calculated) H H F45.0

3000.00

200000 -4 -------- T ST S . SN R — R b s

1000.00 -} -~ e B RCSEEEE b e Lo T U

40.0 50.0 60.0 70.0 80.0 90.0 100.0 110.0 120.0 130.0

Time (min)
(figure VI11.3) — Main fracture treatment pressure Match
Post Frac simulated results
Propped Fracture half length 81.0m
Height at well 32.1m
Average propped width 0.107in
Net pressure 1004 psl

Table VI1.3 —Main fracture treatement results
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V1.4 Estimation du Skin apres Fracturation :

Les procedures d'évaluation des fractures apreés traitement qui ont trouvé la plus large
utilisation générale pour obtenir des estimations des dimensions et des propriétés du réservoir et de
la fracture sont les essais de puits. Dans notre cas, on s’intéresse au régime d’écoulement
pseudoradiale.

Régime d'écoulement pseudoradial :

Tous les puits fracturés verticalement (quelle que soit la valeur de la CfD) peuvent
présenter un comportement d'écoulement pseudoradial a des moments tardifs avant que les
effets des limites ne soient observés.

La pression aux abords du puit d’un puit fracture verticalement pendant le régime
d’écoulement pseudoradiale est :

Pop = %[Inrm_, +0.8091]

Le temps adimensionnel est :

~ 0.000264kt
Dr’ q}llf'f}"l::

Et le rayon effectif du puits est de :

V11.4.1.Calcul de skin post frac :

Permeéabilité effective de la fracture :
Keff=286168024 md

Conductivité de la fracture :
Cirac= Keff*w=28618024*0,006

Cfrac = 1739832 md = ft

Calcul de Fcd :
K=10 md=0,01 darcy.

Xf=319,49324 ft.

Kf. W

Fep = KX
~Af
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. ~ 286168024. 0,006
¢ 10.319,49324

Fcd = 544,55987

a)1¢" méthode( abaque) :

On utilise I abaque suivante afin de calculer le skin :

R
= '\
= ! { i } {
s T R = ...!. — ofhen - YL"“ e {..?
= === g s S } } i
" i kil | Z
é- I = .*vi-L' R 4t e g + - f + + S R I o
l i i | i |
1 . . - ‘ :
v1ilt! i 3 i H H |
[ cerota s i“ 8 I .1:.. s ? 7 - i. b-i-4 4.-.;.-.“,.-4 - i"i“"‘
S i 1 | 5| i :
3 3 S 3 2 2 2
1 T ™ T T BE
R ERA mER
TR S SRR ..-...é. ’r cyeh v Wy S - . - L
! | < ' 111 - | |
| 1 1 1141 ' 1 1 | | | 1
- S B B B 6 e e Bl B R et et T S IRTTERE TR S SRp S B
i R (| T i | H |
0 : piiad [ 0 i i i

0.1 1 10 100 1,000
FCD

(figure VI11.4) abaque pour déterminer facteur de skin

OnaRwestconnu Rw=0,1778 m.

Xy
Sp+ ln(—) =07
Tr
w

97,38154)

S, =0,7—1 (
f "("0,1778

Sf=-5,61
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b)2 -eme méthode(corrélation) :

Au lieu d’abaque on utilise la corrélation suivante afin d’avoir la valeur de facteur.

Xy
rW

1.65-0.328u+0.116u"
G 5
AS) 1+0.182+0.0642>+0.0052°
where # =1In Cﬂ)

Jf=1In2) for Cp> 1000
AN
U=In(544,55987)=6,29997

1,65—0,328%6,29997+0,116%6,299977

F(Cfd)=

140,18%6,29997+0,064%6,2999724+0,005%6,299973
F(Ct4)=0,7

Xy
Sf+ ln(—) = 0,7

rW
97, 38154)

S;=07—1 (
f ""0,1778

Sf(corrélation) = -5, 61

Le skin négative veut dire une amélioration qui manifeste par I’augmentation de début de
production présenté dans la figure suivante :
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Dates des enregistrements (jj/mm/aa)

(figure VIL.5) historique de la production

Gain de débit aprés fracturation :
AQ=29,3 m*/J

VI11.5. Résumé de ’exécution :

Lors de la conception du TML-3, les volumes des étages ainsi que le taux de
pompage ont été choisis selon la nouvelle conception du TML-5 qui a été pompé
avec succes et sans aucun incident de SQ. Apres le DataFRAC*, la conception a
été conservée et le pompage a été effectué comme convenu initialement avec le
client.

Le traitement de la fracture principale du HIWAY a été effectué le méme jour, le

20 octobre. Le travail a été exécuté en toute sécurité et comme prévu avec un total
de 46 369 Ib de 20/40 ISP de 1 a 5 PPA et 16/30 ISP a 6 PPA et Tail in et & 6 PPA
au fond du trou.

VII1.5.1. Lecon tirée :

e L'exécution du traitement HIWAY avec la fibre XE208 a basse température
n'a révélé aucun probleme opérationnel.

e La consistance du systéme de fluides était parfaite pendant le travail. Le
fluide s'est completement décomposé 1 heure apres le traitement.

VI11.5.2.Conclusion et recommandations :

e Le travail a été exécute en toute sécurité, sans aucun incident de HSE .

e Le travail a été effectué comme prévu. Tout le proppant prévu a été pompé et
placé avec succes.

e Assurer un un bon nettoyage du puits apres le traitement principal afin de
réduire autant que possible les dommages causeés a lI'ensemble des proppants.
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Conclusion generale

De nos jours le pétrole joue un réle géopolitique et économique trés important, avec
I’augmentation de la demande internationale due a I’apparition des nouvelles puissances
¢conomiques et d’autre facteurs, il est devenu plus qu’obligatoire de récupérer le taux
maximal.

Nous sommes tentés de penser que la fracturation hydraulique est une solution pour les
formations compactes, ou bien pour les puits séverement endommages lors du forage. Mais a
bien réfléchir, compte tenu des échecs obtenus apres fracturation, et sachant que cette
intervention est un investissement couteux, I’idée de fracturer méme les bons puits pour
améliorer leur productivité parait donc tres sensee.

Pour augmenter I’indice de productivité de puits « TML3 », nous devons drainer le
réservoir par une fracture afin de crée un banc permeéable qui augmentera la conductivité et la
circulation des fluides en place.

La fracturation conventionnelle est une technique tres ancienne mais encore efficace, la
preuve, elle vient d’étre réalisée a la fin de cette année 2015. Mais si elle se heurte de nos
jours a une concurrente redoutable et plus efficace qu’elle, ceci signifie que le progres
scientifique est presque a son comble et que I’on doit se féliciter. La technique de fracturation
<highway> augmente considérablement la conductivité de la fracture tout en réduisant la
consommation d’eau et de proppant(20% plus de productivité ,40% moins de
proppant,25% moins d’eau).Cela signifie une production plus élevée a court et long terme et
une logistique plus simple.

Enfin, il est important de se donner le temps pour la récolte des parametres et des donnees
nécessaires pour établir un design optimum de fracturation hydraulique, afin d’envisager
toutes les variantes possibles et de concevoir plusieurs modeles avec le simulateur, et par la
méme minimiser le pourcentage d’échec, sachant que mondialement le taux de réussite n’est
pas ¢€levé. De plus, ce travail n’est pas celui d’un seul ingénieur, mais celui d’une équipe
pluridisciplinaire (réservoir, géologie, géophysique, production,...).
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Annexe

A)Abaqgue de détermination Ku et Kl :
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B)Graphe de destribution des proppants de la fracture :
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Annexe

C)Fiche technigue du puits TML3 :

ﬁ SH/DP/T.F.T
sorarrac EQUIPEMENT DU PUITS FOLIO N°: 01
CHAMP : TMML PUITS - TML-3 X -350451.27 Y 313967277
Centre : TFY COMPLETION : Simple parGL RESERVOIR : dévonien
TYPE DE PUITS : Productewr dhuile TYPE DE PROD Gaz lift
TETE D'ERUPTION
MARQUE : Strzamflo ITYPI : O35 I Race Sup : B124 SUSPENSION TBG COUPE SCHEMATIQUE
PRESSION DE SERVICE : 2000 I Attache Thg : Olive DU PUITS
EMBASE : 11"3000 REDUCTION :  11"2000 # 11" 3000 OLIVE : 7"1/16 Z-FORAGE : 48370
VANNES SAS MAITRESSE Lat-TBG I Lat-Csg| Z-S0L: 478,60
MARQUE Streamflo Streamflo Streamflo Str=amflo |ETANCHEITE 5. TBG Z-PROD: 477,80
NOMBRE 1 2 2 2 Neant SP: 0,54
DIAM ET SERIE 2"9/16 5000 2"9/16 5000 2"1/16 S000]2"1/16 500
COLONNE DE TUBINGS
N® | DESIGNATION NBRE TYPE DIAM | LONG | COTE PRD OBSERVATIONS
1 |Sabot 1 EU 2"7/8 0,44 1301,353 Thbe crt biseauts I 1 M80-68%
2 | Siege 1 "IN 2" 78 0.19 130109 s "MO GO Dimni=36 mm
3 |Manchon 1 EU 2" 78 0.13 130:0.90 6.50 Lbe/ft N30 Dint=62 mm
4 | Tubing court 1 EL 2" 78 1.96 130077
£ |Reduction 1 EL 2" 78 022 1208 81 |2"78 EUM*3"1L2EUN Sbt-50 m
6 |Reduction 1 VAM 028 120839 4" L2VAME*3"L2VAMD 3bt 8"5/8-61Tm
7 |Packer 1 MEHE. 7" 1.31 129831 |MHR
8 |Ratch latch Halliburton] 2"7/8 0,35 1296.30
9 | Tubing long 1 VAM 4"1:2 8.76 1206,15 - Tbe-2"7/8 EU
10 |Reduction 1 033 1287 39 4" L2VANDIF2" T/ SEUNM 6.40 = I35
11 |Mdanchon 1 EU 2" 78 0.13 1287.04 « Cs= 7" P110-25LE/Ft
12 | Tubing long 1 EL 2" 78 9.50 1286.91 6.50 Lbe'ft N30 Dint=62 mm
13 | Siege 1 # 2" 78 0.16 1277 41 ] MMandein
14 |Manchon 1 EU 2"7i8 0.13 127725 I 5254
15 | Tubing 43 EU 2" 78 | 39907 1277.12 6.30 Lba'ft N80 Dint=62 mm
16 |Mandrin 1 EU 2"7/8 2.09 37803 Weatherford
17 | Tubings 44 EU 2"7/8 | 350,56 6,30 Lbe'ft N80 Dint=62 mm B
18 |Miandrin 1 EU 2"7/8 2,09 Weatharford ] Pl MMandrin
19 | Tubings 47 EU 278 | 52331 6,50 Lbs/ft N80 Dint=62 mm 878.05
20 Olive 1|ELT 2"7/8 0.33 6" 0D *2"7/8 EU
B 4 sieevwro1277.74
TOTAL COLONNE 130186 -l"_ Packer -1287.87
af— Zi=ze "FIN"-1301,63
o—)—3abot tubing -1301_ 53
pt- Haut perfos1323
PERFORATIONS DE PRODUCTION ¢ Dasparfos-1346
Niveau perforé IHauteur Type de perfos Diam Densité Calage |Nbre de coups tirés
1323 3 1346 DvIillirnivm 4" 13 CCL
Top ciment -1358 m
OBSERVATIONS : &  Sabot 7" -1425
Poids colonne de tubings au MD=20 tonnes
Appareil TP 172 Cabot 1200 ANNULE LE FOLIO N
Boue densité 1,06 V=63 Début Comlet 15/03/2007
Fin Complet : 1603/ 2007
Mise a jour le 200032007
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D)historique des testes du puits TML3 :

Hystorique des testes du puits TML3
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E)Evolution des pressions du puits TML3 :

. Evolution des pressions du Puits TML3
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