Contexte général de la migration des hydrocarbures dans un
bassin seédimentaire

2.1 Systeme pétrolier

2.1.1 Définition d'un bassin

Un bassin sédimentaire est formé d'un ensemble de couches géologiques qui se déposent au cours
temps depuis I'age de début de formation du bassin jusqu'a I'age actuel. Chaque couche est composé
sédiments.

La durée de formation d'un bassin sédimentaire varie entre quelques millions d'années et quelqu
centaines de millions d'années. Spatialement, un bassin peut s'étendre sur plusieurs centaines
kilometres, son épaisseur pouvant atteindre quelques kilomeétres. Les couches qui le constituent ont u
épaisseur de l'ordre de la centaine de métres. La géométrie du bassin peut évoluer au cours du temps
compaction (le poids des couches supérieures comprime les couches inférieures réduisant leur épaisse
et leur porosité), paerosion (suppression partielle ou totale d'une ou plusieurs couches) ou par
mouvement tectonique.

Les sédiments déposés sont poreux et remplis d'eau. Cette eau a la capacité de s'écouler dans le ré
poreux sous l'effet de gradients de pression. Certaines couches sont composées de sédiments contenal
la matiere organique sous forme solide (le kérogene). Elles sont identifiees comroehdssmeéres.

Cette matiere organique a pu se préserver au cours de son enfouissement et avec I'augmentation d
température, il se produit des réactions chimiques qui transforment lentement le kérogéne e
hydrocarbures. Ce phénomeéne est appelé craquage thermique. Apres leur expulsion de la roche-meére,
hydrocarbures se déplacent dans des couches plus poreuses et perméables degips)éesqu'a ce

gu'ils s'accumulent sous une barriere impermeéabledoverture) pour former deséservoirs. La figure

2.1 illustre de maniere schématique la vie d'un bassin.
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Figure 2.1 : Schéma de la vie d'un bassin. Source : Pineau.

Un systéme pétrolierest composé de plusieurs éléments favorabledaration d’'une accumulation

d’hydrocarbures :

» une roche-mére qui a engendré et expulsé des larboes,

» undrain qui a pu recueillir et faire migrer cesliocarbures,

» un réservoir, i.e., une couche poreuse et perméadgable d'accumuler des hydrocarbures,

» une couverture qui agit comme une barriére et ehgkcfuite des hydrocarbures accumulés,

» un piege, i.e., une zone du sous-sol présentanfanmee a géométrie fermée suffisamment grande
pour accumuler des quantités importantes d'hydooices.

D’autres conditions doivent également étre réuai@s d’avoir une accumulation d’hydrocarbures. La

roche-mére doit étre suffisamment enfouie afinrd’@ermiquement mature. De plus, le piege do# étr

formé avant la migration des hydrocarbures sinanderniers peuvent atteindre la surface sans former

d’accumulation. Enfin, les hydrocarbures, une fpégés, ne doivent pas subir de dégradation aus chur

temps, il faut de bonnes conditions de conservation
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2.1.2 Génération et migration des hydrocarbures

Les hydrocarbures sont générés a partir d'unespdetia roche solide qui est insoluble dans desstd
organiques et appelée kérogene dans laquellerdatlare organique est piégée. Le kérogéne se faume
cours des dépots de sédiments a partir d'organiplngsou moins altérés présents dans le milieu de
sédimentation ou transportés par des fleuves ogcalgsants marins. Il est le résultat de la tramsédron

de sédiments d'origine vivante par les bactéries tkzs premiers metres de leur enfouissement. Atsco
de I'histoire géologique, ces sédiments vont éweouverts par dautres sédiments et s'enfoncer
progressivement a l'intérieur du bassin.

Avec la profondeur, la température augmente. Loedgu se trouve entre 60°C et 120°C, les
macromolécules de kérogene se cassent en molgdutesourtes composées uniquement de carbone et
d'hydrogéne : les hydrocarbures. Lorsque les giantd'huile et de gaz générées sont suffisamment
importantes, les hydrocarbures sont expulsés hess rdches-meéres. Cette expulsion est appelée
migration primaire .

Sous l'effet combiné de la pression du fluide, @legydavité et du gradient de pression capillaire, ce
hydrocarbures peuvent migrer et s'accumuler soasarhe couverture (roche imperméable bloquant la
progression des hydrocarbures). Cette seconde éteyséitue lamigration secondaire Enfin, il arrive
parfois que les hydrocarbures arrivent au bout demtain temps a traverser la roche couverture pour
gagner d'autres zones d'accumulation ou parvensugiace. On parle alors de migration tertiairedeu
dysmigration.

La figure 2.1 illustre de maniere schématique l&gr@nts types de migration.

SURFACE SHOW

5 DIAGENESIS

THRESHOLD OF OIL FORMATION

CATAGENESIS
THRESHOLD OF DRY GAS FORMATION

1 Prim u? migration METAGENESIS
0

2 Secondary migration
3 Dismigration

Figure 2 : Schéma des différents types de migration (d'apiesot et Welte (1984)).

Remarque. Le craquage du kérogene, appelé également craquageire, aboutit a la création
d'hydrocarbures, mais aussi de CO2, d'eau. Unéteaspécifique de kérogene peut méme se transformer
en charbon. Les hydrocarbures créés peuvent atdewrsubir une transformation sous l'effet de la
température. Ce craguage, appelé craquage seanplaiduit des hydrocarbures mais aussi du bitume,
des asphalténes ainsi que des gaz inertes et atekesomposés non-hydrocarbures sont généralement
retenus dans la roche et ne migrent pas.
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Dans la suite de cette thése, nous tenons comjjeaiment des hydrocarbures produits par craquage
primaire et nous n'‘abordons pas le traitement geéobarbures non-conventionnels comme des sables ou

des schistes bitumineux.

2.1.3Types de pieges
Un piege, i.e. un volume fermé important, est n&sies pour constituer une accumulation

d'hydrocarbures. Il en existe plusieurs types :
» les pieges structuraux ils présentent une géométrie fermée, causeegsadé&formations des roches.

Les pieges anticlinaux et les pieges contre fadlest les plus connus. Dans le premier cas, les

hydrocarbures s'accumulent sous l'anticlinal jusqreé quils atteignent un point de fuite (par
débordement) pour continuer ensuite a migrer. Damkeuxieme cas, les fluides circulant dans une

couche perméable sont coincés sous des couchesm#égides dans un biseau formé par le
déplacement des couches a la faveur d'une faiti@r@2.3).
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Figure 2.3 : Schémas de piéges structuraux.

> les piéges stratigraphiques ils ne possédent pas de géométrie fermée. Laatiogr se trouve
bloguée par une variation latérale de la qualitéédervoir, qui évolue vers une roche imperméable e
permet ainsi éventuellement la formation d'accutiana d’hydrocarbures. Pour traverser ce type de
piege, les hydrocarbures doivent s'accumuler sufffisent jusqu'a ce qu'ils arrivent a percer la roche

imperméable (Figure 2.4).
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Figure 2.4 : Schémas de piéges stratigraphiques.
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La plupart des plus grands gisements sont logés das pieges anticlinaux (pieges structuraux). On
trouve aussi des piéges sur faille ou mixtes anéktFaille, des piéges formés par la traverséecdeshes

par un déme salin, ou encore créés par un récHllmr fossilisé. Il existe également des pieges

diagénétiqgues c'est-a-dire des pieges stratigraphicayant pris naissance pendant le dépdt ou la
diagénése de la roche réservoir.

2.1.4Réservoir

On appelleréservoir une formation du sous-sol, poreuse et perméaldieefglement des gres ou des

carbonates), renfermant une accumulation natuddtigdrocarbures, limitée par une barriere de roches

imperméables (généralement des argiles ou des ées)oUn réservoir est caractériseé par :

» saporosité : rapport entre le volume des pores et le voluotal tdu milieu. Elle caractérise la
capacité de stockage de la roche.

» sapermeéabilité : aptitude d'une roche a laisser circuler a t\a&s pores un fluide dont elle est
saturée. Cette aptitude varie en fonction de kection de I'écoulement.

L'état de remplissage d'un réservoir est décritigmisaturations, i.e. les rapports entre le voldieau,
d'huile et de gaz et le volume de pores. Le régeesb généeralement stratifié en couches lithologgide
quelques metres ou dizaines de métres d’épaisseaoespondent a un raffinement local des couches
stratigraphiques du bassin.

Un gisementest constitué d'un ou de plusieurs réservoirsrpogés ou proches latéralement. Certains
gisements sont constitués de plusieurs dizain@séue plusieurs centaines de réservoirs.

2.1.5Prospection pétroliere et simulateur de bassin

La prospection pétroliere vise a découvrir lesmgisets a l'intérieur des bassins sédimentaires. ¢ay

elle s'appuie sur :

» la recherche de structures pieges dans le soukguls souvent a I'aide de mesures sismiques. Ces
dernieres fournissent des images 2D ou 3D du salusis plusieurs centaines voire quelques milliers
de metres de profondeur.

» les données de forage pour déterminer si le pisgeempli. Elles fournissent également :
¢ des informations sur les diverses lithologies (dptons, compositions, propriétés...),
¢ des datations qui permettent de retracer I'histhirbassin au cours des temps géologiques,
¢ des données sur la localisation, la nature et lddaa matiére organique et des hydrocarbures

eventuellement présents,
¢ des données sur I'état de pression et de temp&eiudivers points.
» l'analyse d'échantillons pour déterminer la qualiié@gisement.

Avec une prospection "classique”, les estimationspdtentiel pétrolier d'une région résultent d'une
approche qualitative ou l'on se contente de recdersepieges, les réservoirs et les roches-meres. L
colts des mesures sismiques et des forages d’akiplosont tres élevés et il y a un fort risquerdaver

un piege vide. Dans ce contexte, la simulation nmiqué de I'évolution des bassins sédimentairesirest
outil important qui permet de réduire les risquesn®miques et de donner une évaluation a priofade
qualité d'un gisement.
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Différents types de systemes pétroliers sont ptésgrar Magoon et Dow (1994), Burrus (1997) ainsi q
Gluyas et Swarbrick (2004).

2.2 La migration dans un simulateur de bassin

Un simulateur de bassin permet de modéliser I'émiud’'un bassin depuis le début de son histoing po

connaitre son état actuel. Le modele de bassidmerompte les phénomenes suivants :

» la compaction (variation de I'épaisseur et de lgité d'une couche lorsqu'elle s'enfonce), I'érgsi
I’'hydrodynamisme (pression, contrainte),

» lathermique,

» la génération des hydrocarbures,

» I'expulsion, la migration et le piegeage des hydroares dans les réservoirs.

Dans ce document on se focalise sur la dernieqge é&tda modélisation de la migration. Le but est
d’évaluer le potentiel pétrolier et plus précisétrimfournir comme résultats :

la localisation des accumulations,

I'estimation des chemins de migration,

I'histoire du remplissage et des quantités piegees,

les propriétés caractérisant la composition deddiidans I'accumulation,

la modification des composés d’'une accumulatiotesuune biodégradation.

VVVYVYVY

2.2.1 Découplage entre les mécanismes

Dans un bassin sédimentaire, les pressions soahtedkement dues a I'écoulement de I'eau dont le
principal moteur est la compaction. Plus l'eau tatalité de traverser les pores et d'atteindrsuidace,
plus le champ de pression est proche de I'hydrestat Par contre, si I'eau se retrouve piégée, par
exemple sous une couche de sel, de fortes pressionsaitre. Comme les hydrocarbures représentent
un volume tres faible relativement aux volumes d’etide roche présents dans le bassin, ils infer@nc
peu le champ de pression créé par l'eau. C'estgpoiriron peut considérer que la migration des
hydrocarbures est un phénomene relativement déeaolegl autres phénomeénes dans la vie du bassin.

En revanche, I'évolution géométrique du bassint@sasentiellement dle au tassement des sédiments et
les roches subissant également des contraintespsidere que la compaction et I'écoulement des
fluides dans le bassin sont des phénomenes fortenmplés. Autrement dit, on tient compte de
I'influence mutuelle entre les variations de p@ssde porosité et de contrainte.

Remarque. Le découplage entre la migration des hydrocarbatdgs phénomenes de compaction et
d'écoulement de I'eau peut étre remis en causenwat dans le cas de réservoirs a fortes surpressto
de roches-meres riches en matieres organiques.

2.2.2 Conséquence sur le simulateur

Les considérations précédentes permettent d’'image® couplages externes explicites facilitantdsss
de scénarios multiples.
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On peut en effet se contenter de mesurer dans emigr tempsles conséquences d'une nouvelle
configuration géologique sur la compaction des heacla porosité et la pression, puis d'évalues dian
deuxieme temps linfluence de cette nouvelle coméiion sur la migration des hydrocarbures dans le
bassin.

On appelle "événement" un intervalle de temps sporedant a une évolution géomeétrique spécifique du
bassin (dép6t d'une couche, érosion totale oueflarti'une ou plusieurs couches, non dépdét). On peu
alors imaginer des opérations de synchronisatiaralisees dans le temps au niveau des grands
événements ou envisager le calcul de migration cemmcalcul pouvant étre effectué postérieurement a
une simulation complete en pression du bassine Sialcul de migration est suffisamment rapide, il
permet dans ce cas de tester plusieurs scénariosgdation ou de recaler des données connues sur le
pieges déja découverts.

Néanmoins, la géométrie étant un élément crucial péterminer la localisation des accumulations, il
peut étre nécessaire de découper les événemeimtersalles de temps plus courts afin de permeltre
passer continument d'une géométrie a une autres Baras, le calcul de migration doit étre faiteapr
chacun de ces intervalles.

2.2.3 Utilisation pratique

En tenant compte des différents degrés d'interaeidre les physiques, un calcul de migration pénet

effectué :

» a chaque intervalle de temps si la géométrie subigrandes modifications au cours de chaque
événement. Dans ce cas, il est plus intéressasedir le calcul de migration directement a l'ietér
du simulateur de bassin.

» a chaque événement, s'il n'y a pas de bouleversenggométriques trop importants entre les
événements. Dans ce cas, le calcul de migrationgqmuétre fait dans le simulateur de bassin, soit
étre indépendant.

» sur une simulation existante avec plusieurs scemauand le calcul de migration est rapide et que |
géomeétrie ne subit pas de grands changementsp@aicpermettre de faire un ajustement de certains
parametres d'entrée sur des données de gisemecxtdpre de calibration) ainsi qu'une analyse
d'incertitude et de risque afin de connaitre l'iotpkes parametres d'entrée sur les résultats abtenu
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Chapitre 3

Mécanismes de la migration des hydrocarbures

Afin de construire de nouveaux modeles de migrafmur les bassins sédimentaires et afin de
comprendre et comparer les modeles existantst h@&sessaire d'avoir une bonne connaissance et une
compréhension des mécanismes de la migration saitendt tertiaire des hydrocarbures. Nous ne
parlerons pas ici de la migration primaire, i@xpulsion des hydrocarbures hors de la roche-marest

un phénoméne complexe et encore mal compris méma grobablement un effet important sur la
migration secondaire.

Dans les simulateurs de bassin, seulement unee gt facteurs controlant la migration sont pris en
compte. Intervient alors la difficulté d'avoir dearametres et des modeéles adaptés a I'échellenges te
des bassins sédimentaires. En effet, les outilsirdalation ne peuvent suffire sans la connaissdese
parametres adéquats et la validité scientifiqueadesepts utilisés. Comme aucune expérience ne peut
étre faite a I'échelle des bassins, seules desrvalisms et des interprétations des phénomeénes
géologiques peuvent aider a estimer leur pertinence

Les lois et les modeéles utilisés dans les simutatproviennent généralement d'extrapolations dectesd
physiques et chimiques existant a des échelles fahes (microscopiques ou réservoir). Or, des
phénomenes instantanés a l'échelle des temps gpasg(comme une activité sismique) influencent
I'écoulement des fluides dans un bassin. Ceuxeciplis souvent, ne sont pas modélisés dans les
simulateurs qui décrivent des évolutions moyenbesplus, a I'échelle bassin, les épaisseurs dehesu
déposées prises en compte dans les simulateursasement inférieures a quelques dizaines de médres
stratigraphie initiale est donc simplifiée en ragrant des couches. Les techniques d’homogénéisation
notamment pour les permeéabilités, sont difficilemeéttre en ceuvre. En général, les paramétres sont
moyenneés en espace et lissés en temps. Commailsadés a I'échelle du million d’années, ils pauve
différer fortement des mesures obtenues en laborate sur le terrain. De surcroit, ces mesures de
données observées, comme la porosité et la perit@aleis argiles, sont souvent imprécises du faitad
difficulté a les obtenir (Burrus, 1997; Chenét &t 24984). Il faut donc avoir des modeles adaptés a
I'échelle des phénomeénes étudiés mais la préci@erparametres qu'ils utilisent est souvent difiei
garantir.

A travers les paragraphes suivants, nous essayomsetire en avant ces difficultés. Dans un premier
temps, nous introduisons les parametres physigaesctérisant le systeme fluides/roche, puis nous
détaillons les mécanismes de la migration a diffi@® échelles afin de comprendre comment modéliser
correctement ces mécanismes a l'échelle des bagsifina, nous expliquons quels sont les facteurs
dominants parmi ceux impliqués, ce qui permettaa,l@ suite, de mieux comparer les différents meslel
de migration.
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3.1 Description physique du systeme fluides/roche

Dans ce paragraphe, nous commencgons par décringrdpsietés physiques des fluides, comme leur
densité et leur viscosité, puis nous abordons f@ma'écoulements en milieu poreux en introduisesit
notions de vitesse de Darcy et de perméabilitéinEnbus décrivons les interactions entre les #sidt

une roche a l'aide des pressions capillaires etpdesméabilités relatives. De plus, nous essayons de
donner quelques détails sur les expériences emteeles permettant de caractériser les parametres
présentes.

3.1.1 Propriétés physiques des fluides

3111 Densité

La densité ou masse volumique est une grandeurquigygui caractérise la masse d'un matériau p& uni
de volume. Elle s'exprime en kg’m

La densité d'une phase hydrocarbures peut étretelinent calculée a partir de lois thermodynamiques,
elle dépend de la pression, de la température etadeomposition. Il existe différentes méthodes de
calcul: a partir du GOR (gas/oil ratio) pour la siéd de I'huile, a partir du CGR (condensate/gte)ra
pour la densité des gaz (England et al., 1987}, evenéthode de Standing-Katz (1942) ou encoratéa pa
de celle d'Alani-Kennedy (1960).

La densité de I'eau, dépend, elle, de la presdmig température et de la salinité (Schowalter91.9

Le modéle suivant peut étre utilisé dans les sitauta de bassin (c'est le cas de T&niBour chaque
composé i dans une phase hydrocarbures, on cdkulensité p, par une approximation linéaire :

Pi = Po; (1+ Coi(P=Pe ) =B (T - Ty, ))

ou :

0,; estladensité de reférence du composeé i,

C,, estle coefficient de compressibilité du compose i

B, est le coefficient d'expansion thermique isobareampose |,

P.: et T, sontrespectivement la pression et la tempérairéférence pour la densité du compose i.
. ) ) nmobz'
La densité de la phase hydrocarbures est enslitdémavec la formule suivante=— = Z—'
po i=1 pi
ou,

nmob est le nombre de composés mobiles dans la phdsedaybures,
P, est la densité de la phase hydrocarbures,

p, est la densité du composé mobile i dans la phad®tarbures,
Z, est la fraction massique du composé mobile i tlaphase hydrocarbures.

Le tableau 3.1 donne un exemple de paramétresuribinent utilisés avec ce modele.
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Classes Ioo,i CO,i Pref Ji ﬂ| Tref i
(kg.m?) (Pat) (MPa) (K% (K)
Méthane 0.67 6.0x10 0.1 0.01 288.15
Ethane 1.25 9.0x10 0.1 0.01 288.15
Cs-Cs 572 1.25x10 3 0.0013 323.15
Ce-Cissat 738 9.50x1¢f 3 0.001 323.15
Ce-C1zaro 891.72 8.6x16f 3 9.4x10* 323.15
Cy4+hisat 789.69 1.0x10 3 7.8x10° 323.15
C14:Csat 869.44 7.3x18 3 8.0x10" 323.15
Ci4:aroC 915.39 5.7x18 3 7.9x10° 323.15
Ci4:aroU 915.39 5.7x16 3 7.9x10° 323.15
NSO 1000 0 9.98 0 288.15

Tableau 3.1 :Exemples de paramétres utilisés pour le calcla densité.

Remarque. Le modele décrit peut toutefois étre remis en egusur des composés légers dont les
compressibilités ne sont pas linéaires.

3.1.1.2  Viscosité

La viscositéd'un fluide est définie comme la résistance a@liéament uniforme et sans turbulence se
produisant dans la masse d'une matiére. La vigcdgitamique correspond a la contrainte de cisagliiem
qui accompagne l'existence d'un gradient de vitdgsmulement dans la matiere. Elle s'exprime eg, Pa
en poiseuille (avec 1 Pl = 1 Pa.s) ou bien encongogse (avec 1 Po = 0,1 Pl = 0,1 Pa.s).

La viscosité est due aux forces attractives emgariolécules. Lorsqu'elle augmente, la capacitiudie

a s'écouler diminue. Pour un liquide, la viscos#éd a diminuer lorsque la température augmente. La
viscosité dépend généralement de la températude ¢ composition de la phase mais elle peut aussi
dépendre de la pression. Le tableau 3.2 donne upglgxemples de viscosités pour différents types
d'hydrocarbures et pour I'eau. Il illustre le faile le gaz est beaucoup moins visqueux que |'édwie.

Ce contraste favorise la migration du gaz par reg@poelle de I'huile (Ungerer et al., 1990).

Fluide Viscosité dynamique (mPa.s)

50°C 100°C 150°C
brut lourd californien 18000 270 27
brut californien 1200 50 10
brut du Wyoming 11 2.5 1.5
butane pur a 25MPa 0.17 0.12 0.086
méthane pur a 25 MPa 0.024 0.020 0.020
eau 0.55 0.28 0.18

Tableau 3.2 :Exemples de viscosités dynamiques pour des
huiles, des gaz et I'eau (d'aprés Ungerer et 29.0()).
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Il existe differents modéles pour le calcul de lacwsité. La plupart du temps ils dépendent de la
température, de la pression et de sa compositiedefBen et al., 1984; Zéberg-Mikkelsen, 2001), mais
certains modéles se restreignent a la dépendangeession et en température. Les modeles utilisés p
I'eau et I'huile dans les cas tests présentésagatiscument sont détaillés dans I'annexe C.

La viscosité a une influence, lors de la migratitas hydrocarbures dans un bassin, sur I'historigue
remplissage des accumulations.

Remarque. Le modele décrit dans l'annexe C n'est pas adaptgus les types de composés dont
notamment les composés lourds.

3.1.2 Ecoulements en milieu poreux

3.1.2.1  Vitesse de Darcy
Darcy (1856) a mené des expériences sur 'écoulestationnaire d'un fluide incompressible carasteri
par une viscositeu au travers d'un milieu poreux caractérisé parperenéabilitéK . Le débit d'eau Q

pouvant s'écouler a travers un sol ou un échamtdi® matériau poreux, de section A et de longueur L
s'exprime par la formule suivante :

P -P
Q - _AE b a
UL
ou (P, — P,) est la différence de pression obtenue sur lguear L (Figure 3.1).
< L >
| —
—] —1

Z Pa Pn
L X KA

Figure 3.1 : Diagramme illustrant les définitions et les direns pour la loi de Darcy.

De maniere plus générale, en divisant les deuxscd&l'équation par I'élément de surface A, la loi
suivante, appelée loi de Darcy, a été déduite :
U=-0p
U
ou, U est la vitesse de filtration, aussi appelée witads Darcy ou débit spécifique (m/s)é® est le

gradient de pression.

Remarque. Darcy lui-méme a simplement montré expérimentatentee proportionnalité du flux d'eau
dans une conduite avec le gradient de pression.

Remarque.La vitesse de Darcy est donc un débit Q (éfsivisé par une surface A (erf)mCette loi
élaborée par Darcy dans des conditions unidimensites se généralise ensuite pour des écoulements
multidimensionnels.
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La vitesse de Darcy peut étre considérée commevitegese fictive de I'eau a travers la section éotal
d'écoulement comme s'il n'y avait pas de grainsdgforment les lignes de courant et réduisent a un
pourcentage la section d'écoulement. Dans la @ééalimme la section d'écoulement est beaucoup plus
faible que celle de I'ensemble eau-roche, l'eauadeirculer beaucoup plus rapidement dans les
cheminements disponibles pour "conserver" le méaé.d

La vitesseV de l'eau a travers les pores dépend de la vitesBarcy et de la porosii : V=

.| C|

La loi de Darcy s'applique a tout type de fluidés alifférentes échelles. Cependant, son applicatio
I'échelle des bassins sédimentaires peut susaiemdestions sur sa validité. En effet, il est adguie
cette loi est valide pour des écoulements newtgnients, i.e., pour des nombres de Reynolds compris
entre 1 et 10, sans glissement entre les fluidear(B972; Burrus, 1997). Toutefois, I'applicatitnla loi

de Darcy peut s’avérer fausse pour des argilepragporeuses et peu perméables (Jacquin, 196593 i.
dépendance linéraire de la vitesse de Darcy erifondu gradient de pression peut s'avérer fausse.

Remarque. Le nombre de Reynolds, noté Re, représente leorapptre les forces d'inertie et les forces
visqueuses (Bear, 1972). Il est défini de la manseivante :
ud
Re=p—
Y7,
Ou:
p est la densité du fluide (kg
U est la vitesse de Darcy (m/s),
d est une longueur caractéristique du milieu porgux Généralement, on utilise un diamétre de grain
représentatif du milieu,
u est la viscosité du fluide (Pa.s).

Lorsque les valeurs du nombre de Reynolds sontefgilles forces de viscosité sont prépondérantes,
I'écoulement est laminaire. Quand ces valeurs glost fortes, les forces d'inertie sont trés impuss,
I'écoulement suit un modéle de Forcheimer, puisdoe les valeurs du nombre de Reynolds sont tres
fortes, I'écoulement devient turbulent.

Quand le régime n'est pas laminaire, c'est a diedep vitesses sont trés fortes ou au contraisefaibles
dans un milieu poreux, la loi de Darcy ne conviphts (Longmuir, 2004). La figure 3.2 illustre la
distinction entre les flux pré-darcéens, darcéenmst darcéens. England et al. (1987) mettentvanta
qu'en prenant une densité arbitraire pour le ptiguide de 650 kg.i les valeurs calculées du nombre
de Reynolds vont de 1}84 5.6'°. Cela montre que durant la migration des hydragag les flux sont
dans le régime laminaire (non-turbulent). Cependaliintérieur des réservoirs, ces derniers somvent
pré-darcéens (Longmuir, 2004).
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Figure 3.2 : Régimes des différents types de flux. Source ghauir (2004).

3.1.2.2 Perméabilité

La permeéabilité est une caractéristique physiqua diatériau représentant sa capacité a permettre le
passage du fluide. Elle s'exprime en Darcy ou &ginD = 0.98692 x 1€’ m?). Elle peut étre considérée
comme significative de la surface utilisable pdéacdulement et elle dépend de la géométrie du uésea
poreux.

En laboratoire, différentes expériences permetientalculer une permeéabilité a partir de la loDadecy

(cf. paragraphe 3.1.2.1) en mesurant un débit ejradient de charge. Usuellement, la perméabilité a
gaz est mesurée sur des échantillons lavés etsséoénis a une pression de confinement de quelques
dizaines de bars. Cependant ces mesures peuvenerébnées en cas de présence de fissures, d'un
eécoulement non-laminaire, d'un séchage trop éleviedhantillon si ce sont des argiles, ou bierosnc

du fait des interactions entre le fluide et la mch

Ces expériences en laboratoire permettent d'obtewirtrés large gamme de permeéabilités dépendant de
plusieurs caractéristiques de la roche considégene le volume, les dimensions et la forme desspore
ou la structure et la connectivité du réseau degdPar contre, les mesures effectuées en sondage d
des réservoirs montrent des valeurs généralemestéhbvées que celles du laboratoire. En effeti@ c
échelle, les discontinuités sont des fractures esifdilles alors qu'au laboratoire, seules lesirfess de
petite taille sont observables. Le tableau 3.3 ddas ordres de grandeur de perméabilités d'umdiiee

de roches. On observe que pour une méme rochegwnapoir un comportement différent suivant
I'échelle a laquelle on s'y intéresse.
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Intervalles de

Echelle de temps de

Echelle de temps

perméabilité production géologique
> 1 Darcy tres permeable tres permeéable,
(sables grossiers, calcaires gradients de pression
fractures) hydrostatique
10° & 1 Darcy modérément perméable tres permeéable,
(gres) gradients de pression

hydrostatique

10° & 10° Darcy
(gres cimentés, silts)

peu perméable

modéerément perméable
gradients de pression
hydrostatique sauf en cas
d'enfouissement rapide

10° & 10° Darcy
(marnes, argiles)

pratiguement imperméable

peu perméable,
souvent en surpression,
parfois avec de la fracturatior
hydraulique

)

< 10° Darcy imperméable, pratiguement imperméable,
(argiles compactes, calcaires (difficile & mesurer) avec fréiquemment des
compacts) surpressions et de la

fracturation hydraulique

Tableau 3.3 :Comportement de différentes roches classées per dedgrandeur de perméabilités a I'échelle de
temps de la production et a I'échelle de tempsogémle (d'aprés Ungerer et al. (1990),
provenant de De Marsily (1981), Neglia (1979), Bt987) et Morrow et al. (1984)).

On remarque, par exemple, que pour des perméabiiénprises entre FOet 10° Darcy, on peut
considérer que la roche est relativement perméahléchelle de temps géologique alors qu'elle est
qualifiée de peu perméable dans des conditionsatkiption ( i.e. a I'échelle du réservoir).

Les variations de perméabilités sont le plus souwaractérisées par la loi de Kozeny-Carman (cfeaa

C) ou bien par des lois tabulées dépendant dertassip@. L'équation de Kozeny-Carman a été déveppée
pour des sables et des gres, c'est pourquoi dis€uypour des roches ayant des porosités supéseur
10% (Scheidegger, 1960; De Marsily, 1981). Une taug équation, déduite de la premiere, décrit les
tres faibles porosités d'argiles compactées aitéistee pour des roches ayant des porosités euiss a
10%. Pour les bassins sédimentaires, on consideranisotropie des permeéabilités des roches dépenda
des hétérogénéités présentes a grande échelle cpanragemple les intercalations de sable et dargil
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3.1.3 Interactions fluides/roche

3.1.3.1  Pression capillaire

Avant d'expliquer ce qu'est la pression capillameus allons d'abord définir ce que sont la tension
interfaciale et la mouillabilité.

Lorsque deux phases fluides sont mises en préselies,sont généralement séparées par une mince
couche. Dans cette couche, les propriétés thernantigues du systéme varient tres rapidement mais de
maniere continue. On considere du point de vue mgga que les deux fluides sont séparés par une
membrane sans épaisseur et uniformément tendueek'ele tension dd a la répartition dissymétriqeie d
matiere dans la couche est appekigsion interfaciale. On la notey, elle peut également étre définie
comme le travail requis par unité de surface paparadir I'interface entre deux fluides immiscibles.
Cette grandeur s'exprime en N/m ou dynes/cm. Liedab3.4 donne quelques exemples de valeurs de
tension interfaciale pour des couples de fluide®lss

Fluides Conditions Tension interfaciale
(dynes/cm)
eau/air ambiantes 72
mercure/air ambiantes 480
huile/eau réservoir 15a40
huile/gaz réservoir 0ail5
gaz/eau réservoir 35 a 60

Tableau 3.4 :Exemples de tension interfaciale.

On peut définirla mouillabilité comme la tendance d'un fluide a s'étaler ou aradis@ér une surface
solide en présence d'autres fluides immisciblee Ebrrespond également au travail nécessaire pour
séparer un fluide mouillant d'un solide, elle egiranée mathématiquement par un anglgui est I'angle

de contact de l'interface entre deux fluides imiblss (huile et eau) (Figure 3.3).

A
A )

Eal

//////////////////////////////////////////////////////////I
)

Figure 3.3 : Angle de contadd de l'interface huile/eau.

Dans un systeme idéalisé, comme un tube cylindrigli@térieur duquel deux fluides immiscibles sont
en contact, on observe une difféerence de presgigad et d'autre de l'interface séparant les tlaiges.
Cette différence est appelée pression capillarpréssion du fluide non mouillant étant supériéucelle
du fluide mouillant. La pression capillaire s'expei en Pa ou en bars.

Pc=P,.—-P,

ou on note :

» Pc la pression capillaire,

» P, la pression du fluide non mouillant,

> P, la pression du fluide mouillant.
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La pression capillaire dépend du rayon du tube dR|adtension interfacialgy caractérisant les deux

fluides, et de I'angle de contaétcaractérisant l'affinité du solide avec le fluideuillant, de la maniére
suivante :
Pc = 2ycos@)
R
ou,
» y est latension interfaciale,
» 0 estl'angle de mouillabilité,
» R estle rayon du tube.

Un milieu poreux naturel est généralement plus dergpqu'un simple tube, mais il peut étre assimilé
un réseau de capillaires. La pression capillaingedd alors aussi du rayon moyen R des pores, de la
tension interfaciale et d'un angle de mouillabiténoyenné (Purcell, 1949 ; Schowalter, 1979).

Le déplacement d'un fluide par un autre peut e it en mode drainage, ou le fluide non mouillan
déplace le fluide mouillant, soit en mode imbihitiou dans le cas du couple eau/huile, I'eau déplace
I'huile.

Pour mesurer la pression capillaire d'une roche, premiere technique consiste a estimer le rayon de
pore, a l'aide de différentes méthodes (lame minueroscope électronique) mais ces derniéres ne son
pas adaptées aux roches de faible porosité. C&stpoi, on utilise d'autres techniques en labadrato
Nous détaillons uniguement les mesures en modealjaicar c’est le seul utilisé en modélisation de
bassin sédimentaire.

En laboratoire, la mesure de pression capillairdraimage est effectuée par augmentation de Iaipres

du fluide non mouillant par rapport a celle du dki mouillant. Il existe différentes procédures
expérimentales : l'injection de mercure, dont iegpe est d'injecter du mercure (fluide non maunt)
dans un échantillon de roche carotté sous uneipregagmentant progressivement; la centrifugatip,
utilise la différence de densité entre deux fluigesir créer un déplacement dans un milieu poreux en
rotation. Le tableau 3.5 donne les pressions i@l au mercure obtenues aprés une expérience
d'injection de mercure sur différents échantilldesoches.
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Lithologie Porosité (%) Perméabilité (mD)| Pression capillaire
au mercure (MPa)
Sable et argile 7.0 0.64 9.30
interstratifiés 5.4 0.36 9.30
6.8 0.56 7.92
6.2 0.22 5.51
Grés cimentés 5.4 0.12 1.65
5.4 0.12 1.51
5.6 0.16 1.31
5.6 0.11 1.17
Craie 18.5 2.32 1.17
21.4 2.00 0.89
17.3 0.46 1.10
24.5 5.66 0.55
Greés 17.9 0.32 1.72
18.2 0.42 1.65
17.9 0.31 1.65
18.1 0.53 1.31

Tableau 3.5 :Pressions capillaires au mercure pour plusieurarédlons de roches et pour chacune d'entre elles
avec des porosités et des perméabilités différenitesiues aprés une expérience en laboratoiredation de
mercure (d'aprés Schowalter (1979)).

Les pressions capillaires hydrocarbures/eau sahiits des pressions capillaires au mercure & |déd
I'équation suivante (Purcell, 1949) :

PChW - th [COSGhW) .
Vina [£056,,,)
ou :
Pc,,, et Pc,, sont respectivement les pressions capillairesdegabures/eau et mercure/air,
Vi €1 Vima SONt respectivement les tensions interfacialesdugatbures/eau et mercure/air,

6., et 8., sont respectivement les angles de contact dekeravec hydrocarbures/eau et mercure/air.

A partir des courbes de pression capillaire obterarelaboratoire, des modéles sont construits.i Aéss
roches réservoir sont caractérisées par des Jdosale Leverett (Leverett, 1941; Barenblatt et18190)
dépendant de la porosité et de la perméabilitéadiés$ considéré :

Po(sw)f
a8y =—F

ycos@)
ou :
S, est la saturation d'eau,
¢ est la porosité,

K est la perméabilité intrinséque,
y est la tension interfaciale,

@ est I'angle de mouillabilité de la roche.
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Dans les modeles de bassin, du fait du manque deéds, on utilise des fonctions simplifiées de
pression capillaire dépendant de la porosité et ¢ saturation deau du type

Pc(@,S,) = Pc(9) + Pc,(S,) (cf. annexe C).
Le premier termePc (¢) correspond a laression d'entrée capillaireou pression de seuil. Dans le cas

d'une roche mouillable a I'eau, si cette pressgindépassée, il se crée une chaine de pores saturés
huile circulant a travers le réseau de pores les fArges interconnectés, dans la roche initialémen
saturée en eau. Elle correspond a la premiére wvplaur laguelle la perméabilité relative de I'hugar
rapport a I'eau est non nulle.

Pour les courbes de pression capillaire, dansdeleaoches mouillables a I'eau (Figure 3.4), raipart

la pression d'entrée capillaire (en rouge surgaré), deux valeurs de saturations sont importantes

» la saturation d'huile nécessaire pour que I'huilisge complétement traverser une roche donnée et
essayer d'en sortir, notéatex et aussi appelée saturation d'expulsion.

» la saturation irréductible en eau, nosagir, correspondant a la saturation résiduelle en eane
peut étre déplacée par I'huile.

satir 1-sate»
1 .2 T T T

Pc —
Pctt @

0.8 J

0.6 .

Pression capillaire

0 1 1 1
0 0.2 0.4 0.6 0.8 1

Saturation d’eau
Figure 3.4 : Courbe de pression capillaire en fonction de taration d'eau.

Remarque.Dans le modeéle de pression capillaire décrit damnéxe C, on tronque les courbes lorsque
la saturation d'eau est inférieure ou égale atlaa@on irréductible.

Pour une lithologie donnée, on peut avoir, commer ges perméabilités, une variabilité spatiale des
pressions d'entrée capillaires, provenant de lareaiétérogene des dépdts sédimentaires. Il pewt do
étre intéressant de prendre en compte cette viibéadin utilisant, par exemple, des pressions lzapEk
différentes suivant la direction verticale et leedtion horizontale (Carruthers, 1998).
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3.1.3.2 Perméabilité relative

Lorsque I'on refait I'expérience décrite dans leageaphe 3.1.2.1 concernant la vitesse de Darcy ave
deux fluides non miscibles (Figure 3.5), et quenl'mesure les débits des deux fluides, notés
respectivemen@, et Q,, on observe que les deux fluides en présencersmg®e la méme maniere que
pour le cas d’'un seul fluide (cf. paragraphe 31),20n peut écrire pour chacun des fluides undioelale

la forme :

Ql :—Aﬁﬁ
Mo L
Q2 :—Aﬁﬂ
H, L
ou :

M, et u, sont respectivement les viscosités des fluides?] e
AP, et AP, sont respectivement les gradients de pressiofiuddss 1 et 2,
k, et k, sont respectivement les perméabilités effectiessfiides 1 et 2,

A est la section de I'échantillon du matériau pryeu
L est la longueur de I'échantillon du matériau pare

dl L | -
y Pa fiuide 1 Po fluide 1 tuide 1
uide 1 N
fluide 2—»— —»— fluide 2

74 Pafluide 2 \ Po fluide 2
’ x A

Figure 3.5 : Diagramme illustrant I'expérience de Darcy avaexdiides non miscibles.

Les permeabilités effectivels et k, peuvent étre liees a la perméabilité absolue Kingnduisant des
facteurs de permeabilité relative, not€s et Kr,, tels que :

k, =-Kr,K

k, =—Kr,K

On observe que les deux principaux parameétres dépendent les perméabilités relatives sont la
saturation et I'angle de mouillage. De plus, densals diphasique et lorsque le fluide mouillant'esu,

les perméabilités relatives n'ont de sens que poarsaturation d'eau comprise entre satir, la a@bar
irréductible en eau, et 1-satex, correspondantsatiaration en huile a partir de laquelle I'huitriént
mobile. La dépendance a l'angle de mouillage ksiti€e par le fait que les courbes relatives aidél
mouillant et au fluide non mouillant ne sont pamétriques en général (Marle, 1972). De surcro#, le
courbures de perméabilités relatives, toujours aees vers le haut & I'échelle microscopique, exgrtm

la géne mutuelle des fluides (Burrus, 1997).
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Il existe plusieurs méthodes pour mesurer les pahitiees relatives en laboratoire (cf. Marle, 19@&is
elles ne sont pas nécessairement adaptées auxigosdencontrées en réservoir ou en bassin. dtexi
cependant des méthodes d’homogénéisation des pmiiteéaelatives a I'échelle du réservoir (Kyte et
Berry, 1975; Barker et Thibeau, 1996) mais qui ssgdlement assez difficiles a mettre en ceuvreet pe
utilisables a I'échelle du bassin. Pour des ropkeesperméables, la description de la forme desesute
perméabilités relatives, généralement établie dirpde carottes provenant de réservoirs, est sduven
problématique (Burrus, 1997).

Une autre technique consiste a faire une représamtzonceptuelle d'un milieu poreux réel en masiit

les écoulements polyphasiques sur un réseau ds ipbeeconnectés entre eux par des capillaireceza
cette représentation, il est possible d'obtenir pesgnéabilités relatives triphasiques macroscogique
fondées sur une modélisation réaliste a I'échellpate. Ces perméabilités relatives peuvent enétriee
utilisées dans des simulateurs de réservoir (Balal., 2005; Nardi, 2006).

La formulation la plus courante des courbes de pahitités relatives se fait a I'aide des eéquatibas
Brooks et Corey qui sont des fonctions exponeesetie la saturation (Brooks et Corey, 1964; Dullien
1992).

S —satir
Se = :
1- satir — sate;
KrW = KrVSSWENW l<r0W = (1_ Swe)ND
ou :

S.. est la saturation d'eau effective dépendant datiaration d’ealS,,, de la saturation irréductible en
eau satir, et de la saturation d'huile critiquesat

Kr. est une constante &t,, N, sont des parameétres empiriques.

La figure 3.6 donne un exemple de courbes de pdnititéa relatives en fonction de la saturation d'ea

satir 1-sate>
1.2 ; . .
Krw  e—
Kro ---------
1

o
= %
= .
< 08¢ Y B
p— Y
[ 5
= 5
2
= 06 .
9 "
g o04rf i
Y %
[&) %,
[a¥

02t 1

0 L Yt aaay,
0 0.2 0.4 0.6 0.8 1

Saturation d’eau

Figure 3.6 : Exemple de perméabilités relatives en fonctiofadsaturation d'eau.
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Remarque. Pour les tests, utilisant le modele darcéen, neossachoisi des fonctions qui dérivent de
cette formulation (cf. annexe C). Différents caétutles ont montré que la courbure des permeéabilités
relatives aux faibles saturations en hydrocarbueedes points extrémes de saturation, ont une plus
grande influence que la courbure pour les saturatiotermédiaires. De plus, les exposants utilisés
influencent de facon significative I'expulsion atrhigration des hydrocarbures (Burrus, 1997). Tioige
cette formulation des courbes de perméabilitégivela n'‘est pas toujours valable pour des faciés pe
perméables.

La loi de Darcy étendue grace au concept de perilitéaklative est couramment utilisée pour modalis
les écoulements polyphasiques, néanmoins elle pa&sforcément adaptée a tous les cas de figures. E
effet, dans un systeme diphasique, lorsque legg$ade capillarité deviennent importantes, on olesgue

les déplacements ont lieu uniquement le long dhemin tortueux a travers la roche. Pour des pressio
trop faibles, aucun chemin continu a travers leheon'est possible, il n'y a donc pas de flux. Bapr
England et al. (1987), ce type de comportementlm&aire est inconsistant avec la loi de Darcy.

3.2 Mécanismes a modéliser

La migration est un procédé selon lequel les hyahtmaes migrent depuis des roches-meéres avec des
grains fins et une faible porosité vers des roakésgrvoirs avec une plus grande porosité et ous(sou
certaines circonstances) ils forment une accunmnatiés concentrée en hydrocarbures (England et al.
1987). Cependant les mécanismes de la migratiomygtecarbures dans un bassin sédimentaire ne sont
pas totalement maitrisés et certains points sarjptos discutés (Hantschel et Kauerauf, 2009). Nous
allons dans ce paragraphe décrire les principesadmigration a I'échelle du pore, a I'échelle du
laboratoire, puis a I'échelle des réservoirs pér®lafin de comprendre le transfert de méthodelogi
effectué pour les bassins sédimentaires a deslésldel temps de plusieurs millions d'années.

3.2.1Principes de la migration des hydrocarbures a I'écblle des pores

Dans ce paragraphe, nous allons expliquer de gomellgere une goutte d'huile arrive a envahir urepor
d'une roche mouillable a I'eau.

Pour qu'une goutte d'huile se déplace a traversagiee, elle doit se déformer afin de traversepla®es

de la roche, précédemment saturés en eau. On leyuped la pression capillaire est la différence de
pression observée de part et d'autre de l'intedaparant I'eau et I'huile. Comme nous l'avonsigx@l
dans le paragraphe 3.1.3.1, elle dépend du ragmeet moyen aux pores R, de la tension interfagiale

et de la mouillabilitéd de la roche et peut étre exprimée par la formite = —Zycgsﬁ) .

La pression capillaire exerce une résistance aig@ation des hydrocarbures ayant pour moteur laefor
de flottabilité (Berg, 1975).

On rappelle que la poussée d'Archiméde est la fgueesubit un corps plongé dans un fluide (liquade
gaz) soumis a un champ de gravité. Cette forceeztitale, orientée vers le haut et son intenstégale
au poids du volume de fluide déplacé. A partiral@dussée d'Archimede, on définit la flottabiligest
la poussée verticale, dirigée de bas en haut, dfite exerce sur un objet immergé; elle agit ddans
la direction opposée a la gravité.

Dans notre contexte, la pression de flottabilit@vgnt du contraste de densités entre I'huilesatl’ Elle
est définie par P, = (p,, — p,)gh

ou :
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p,, et p, sont respectivement les densités de I'eau etuitel

g est l'accélération due a la pesanteur,

h est la hauteur d’hydrocarbures piégés.

A I'échelle du pore, cette hauteur correspond la calne goutte d'huile, a une échelle un peu nmaies
elle correspond a celle d'un filament d'hydrocagbur

Dans le mécanisme présenté par Berg (1975) etrdlpsr le schéma de la figure 3.7, on se placs dan
milieu idéalisé, plausible a I'échelle du pore. \gonatelette d'huile est soumise aux forces capskaet de
flottabilité dans un environnement hydrostatique.

Pour expliquer ces mécanismes, on introduit leatimrts suivantes :

» soit rp le rayon de pore de la roche "réservoir",

» soit rt le rayon de pore de la roche "barriereg. (fayon de l'interstice entre deux grains de zheo

"barriere").
f water
water
Sediment Q O Q
grain
water
Qil globule
A B C D
2 2 2 2 2 2 2
Pc= Y ¥ > v e ¥ < v
i Iy rp r r rp Iy

Figure 3.7 : Mécanisme de la migration (d'aprés Berg, 1975).

Dans le cas A: la goutte d’huile est a I'équilibre dans le poka flottabilité n’est pas suffisante pour
déformer la goutte afin qu’elle passe dans l'irtteesentre les deux grains.

Dans le cas B la goutte est déformée et est entrée danshstite. La pression capillaire est plus grande
dans linterstice que dans le pore car le rayolfiidrstice rt est plus petit que le rayon de pgelLe
gradient de pression capillaire s’'oppose a ladlotité.

Dans le cas C: les deux rayons rt et rp sont égaux, les prassiapillaires dans le pore et dans
I'interstice sont égales; la goutte d’huile peutiger facilement avec la flottabilité.

Dans le cas D: la goutte d’huile est déformée et le rayon rp @ss grand que le rayon rt mais
contrairement au cas B, le gradient de pressioill&iag est dans la méme direction que la flottidsilla
goutte peut migrer dans un autre pore.
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Dans le modele idéalisé proposé par Berg (197%); go'une goutte d’huile migre vers un autre ptae,
flottabilité doit étre suffisante pour vaincre ledient de pression capillaire. La hauteur critjque pour
laguelle cette condition se réalise, est donnée par

1 1
2y(———)

rt rp
g, —r,)

Ainsi, une goutte d'huile devra se déformer et dirajusqu'a ce que la hauteur d'huile critique soit
atteinte. C'est uniguement a cette condition gufadlurra traverser la barriére.

hc=

3.2.2Principes de la migration des hydrocarbures a I'écélle du laboratoire

La vue présentée dans le paragraphe précédenpasapplicable a un milieu poreux réel. On estjone
lorsque plusieurs gouttes d'huile se retrouverg gacine barriere capillaire qu'elles ne peuvenetser,
elles s'agglutinent entre elles et forment un féam(ou une chaine). Ce filament peut se développer
jusqu'a ce qu'il atteigne la hauteur nécessaire passer la barriére. Les figures 3.8 et 3.9 ilargtde
maniere schématique ce mécanisme :

Figure 3.8 : Formation de filaments d'hydrocarbures entre
les grains d'une roche (d'aprés Berg (1975)).

Eau

Accumulation d'huile
sous la barriere

Figure 3.9 : Accumulation d'huile sous une roche a forte poesesapillaire, puis fuite
a travers cette barriére sous la forme de filamé&htgdrocarbures.
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De nombreuses expériences ont été faites pour emug la physique de ce phénoméne (Lenormand,
1981; Auradou et al., 1999; Flekkay et al., 2002) longueur d'un filament dépend notamment du type
de la roche (de sa porosité ou du diametre de re@ssy et de la densité de I'huile. La figure 3cl-0
dessous montre les résultats d'une expérience dgpartir d'un tube rempli de billes de verre efd’
(Catalan et al, 1992). Le tube est mis a la vdgiea de I'huile est injectée par le bas. Des fata de
gouttelettes d'huile se forment et vont jusqu'atudio tube. Un tableau récapitulatif 3.6 donneJigssses

de migration en fonction du diametre des billevelee et de la densité de I'huile. L'utilisationkikes de
verre pour représenter les grains composant uneerpeut aboutir a avoir des tailles de pores tres
éloignées de la réalité. Luo et al. (2008) ont égaint présenté des expériences similaires, pemeia
mieux comprendre les mécanismes de la migratiorevaie quantifier les pertes potentielles
d'hydrocarbures.

Trapped oil — §

1 meter

Cylinder filled
with water-saturated
sand or glass beads

Oil stringers —=\¢"

Minimum height of
oil column necessary to

’ initiate buoyant movement
Qil is fed =

from below

Figure 3.10 :Schéma d'une expérience représentant une injettiaile
en bas d'un tube rempli de billes de verre satu@ae. Source : Catalan et al. (1992).

Orientation de la Diamétre des Densité de I'huile | Vitesse de migration
colonne billes (mm) (g/cnt) (cm/h)
Verticale 0.720 0.761 49.2
Inclinée 0.720 0.761 39.6
Verticale 0.720 0.884 12.3
Verticale 0.250 0.761 0.014

Tableau 3.6 :Exemples de vitesses de migration d'huile dartsitbe rempli
de billes de verre saturé en eau (d'aprés Cattlan (1992)).

Il est admis que les hydrocarbures migrent sofisriae de ces filaments déconnectés les uns dessatr
une plus grande échelle (Berg, 1975; England etl@8B7; Schowalter, 1979; Sylta, 2004), méme si les
observations directes a cette échelle sont dicil
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3.2.3Principes de la migration des hydrocarbures aux éafles du réservoir et du bassin

A I'échelle du réservoir ou du bassin, il est pragiment impossible de faire des expériences, sdekes
observations et des interprétations des phénomg@getogiques peuvent aider a comprendre les
mécanismes de la migration et a estimer la pertmeses hypothéses proposées. Les observations
géologiques disponibles sont par exemple les affleents mettant en évidence des strates rocheuses
avec des traces d'hydrocarbures, mais aussi lebreases données recueillies au cours de l'exptoitat
des gisements (contrdles aux puits, carottes, ggais des couches sédimentaires, pendages, faciés..

A cette échelle, au sein d'une accumulation, lagioa de flottabilité Pb est définie de la méme igran
qu'a I'échelle des pores par la formule suivante :

Pb = (pw _Ioo)ghl

ou h correspond a la hauteur d'hydrocarbures pigggsre 3.11).

Phydro : pression hydrostatique
Py : pression de flottabilité

h : hauteur d'hydrocarbures piégés

Figure 3.11 :Représentation schématique de la pression dabiltté dans une accumulation d'hydrocarbures.

En ce qui concerne la notion de capillarité, ometeouve confronté a la question de la distributiten
facies. En effet, vue I'épaisseur des couches déréss (quelques meétres a I'échelle du réservoir,
plusieurs centaines de metres a I'échelle du Dassistratigraphie est souvent simplifiée et lesrtes

de pressions d'entrée capillaires doivent étre mudes. Pour les bassins, malgré cette approximation
doit retrouver les roches couvertures et les zdeadrainage.

On rappelle gu'on peut définir des régions de digenet de barriere en s'appuyant sur les propriktés
porosité et de perméabilité des couches. Dansfgerns dedrainage, sous l'effet de la flottabilité, des
filaments d'huile vont migrer vers la surface. 8ele mécanisme de snapoffs, ces filaments seront
déconnectés par endroit (Carruthers, 1998). Dasglgnt cette étape, la phase d'huile n'est pamuoent
Lorsque I'huile rencontre une barriére capillait€etje ne peut vaincre, elle va s’accumuler sousece
résistance. Les filaments d’huile vont se conndeteuns aux autres et former une zomaealmulation,

la phase d’huile va devenir continue et une pressignificative va se créer (Figure 3.12).
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Figure 3.12 :Communication de pression (d'aprés Carruthers3)199

Lorsque la pression de la zone d'accumulation antemet qu'elle devient supérieure a celle exerege p
la barriére capillaire, la flottabilité est alorkip forte que la force capillaire, le systéme nf#gs a son
équilibre capillaire (Carruthers, 2003). La hautd'iuile pour vaincre la barriére capillaire a &téinte.

Dans le cas ou la pression de flottabilité existimts une zone d'accumulation ne suffit pas pauetser
une barriere capillaire (i.e. la hauteur d'huikeshpas suffisamment grande), il est possible gurilieu
sous cette barriére soit complétement saturé da augu'il rentre esurpression La pression augmente
jusqu'a ce qu’elle atteigne la pression minimalpatde de traverser la barriere. En pratique, cette
surpression ne peut dépasser une valeur maximaée fpar le seuil de fracturation des roches
couvertures. Au dela de ce seuil, de nouveaux aferde fuite peuvent s’ouvrir temporairement
entrainant ainsi les fluides et ceci indépendammestpressions capillaires observées dans cestearri

Il est généralement difficile de savoir si une dmiwa étre en état de surpression ou bien de fedicto

car ce dernier mécanisme est peu controlable digestix faiblesses initiales de la roche. Cepehdan
phénomene peut avoir de I'importance pour la mimnaertiaire (Aydin, 2000).

L'évaluation de la hauteur d'hydrocarbures piégsaltlans les zones d'accumulation étant I'un des
principaux intéréts du pétrolier, on peut a pattes pressions d'entrée capillaires des roches dawve
obtenir une approximation utile de cette hautearJadméme maniére qu'au paragraphe 3.2.1. La figure
3.13 donne la hauteur des colonnes d'hydrocarlamdenction de la pression d'entrée capillaireest d
contrastes de densités entre les hydrocarburesaat |
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Figure 3.13 :Hauteur des colonnes d'’hydrocarbures en fonctda gression capillaire et de la différence de
densités entre les hydrocarbures et I'eau (exprémde).n?) (d'aprés Carruthers (2003)).

3.3 Facteurs dominants

Dans le paragraphe précédent, nous avons détedldlifférents facteurs contrélant la migration des
hydrocarbures. Chacun d'entre eux a une influehusequ moins importante. Nous allons dans ce qgti su
décrire quels sont ceux qui prédominent dans lpgrtudes cas. Ceci permettra par la suite de igistif
pourquoi certains modéles de migration simplifi@e prennent pas en compte la totalité des facteurs
intervenant dans le processus de migration. Opsiama également sur ces éléments pour discrinteser
différents modeles lors de leur comparaison dackdgitre 6.

3.3.1Importance de la flottabilité

Le consensus des spécialistes de la migrationyksdarbures est que I'huile migre en premier sieus

l'influence de la flottabilité (Berg, 1975; Schovest| 1979; England, 1987). Les pressions capiliaile

milieu poreux contrélent les trajectoires de I'awet les saturations. Quand la force de flottabdiépasse
les forces capillaires, le systeme n'est pluscguili®re capillaire ou bien déstabilisé du pointwude de la
gravité et un flux d'huile peut exister (Carruthér@98; Carruthers, 2003).

En plus des forces de flottabilité et de capil&grit migration des hydrocarbures est égalememiseua

une résistance provenant de la viscosité des Buide nombre capillaire Ca, représentant le rapgmtre

les forces visqueuses et les forces capillairésijédmi par :Ca = A
y

ou :

U est la viscosité du fluide,

U est la vitesse de Darcy dans la direction caratigue de I'écoulement,
y est la tension interfaciale.
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Des expériences de mélanges eau/huile dans dessroah montré (England et al., 1987) que les forces
visqueuses sont prédominantes lorsque le nombitai@pest supérieur a 0 Toutefois, compte tenu
des vitesses obtenues aux échelles géologiquesnére capillaire n'est jamais supérieur &% @'est
pourquoi les forces capillaires sont prédominaptesapport aux forces visqueuses.

3.3.2Hydrodynamisme

En l'absence des effets de la flottabilité, le gmadde potentiel hydraulique joue le méme rdle que
(o, —P,)9. En général, les effets de la flottabilité et deydrodynamisme agissent simultanément

(Meakin et al., 2000; Carruthers, 2003).

Sous l'effet de I'hydrodynamisme, les forces agissar les hydrocarbures ne sont plus verticalesau
entraine les hydrocarbures et modifie les contabis. plus, dans un contexte polyphasique, les
hydrocarbures en phase liquide vont migrer de marddférente de ceux en phase gazeuse (England et
al. 1987). La figure 3.14 illustre cet effet en nrant les contours équipotentiels pour des hydimgas

en phases liquide et gazeuse. Comme les contoutspgopendiculaires aux forces agissant sur les
fluides, les contacts entre les phases doiventpé@iraleles a une surface d’équipotentiels. Aidans des
conditions hydrostatiques, les contacts entre has@s liquide et gazeuse sont horizontaux alorslgng

des conditions hydrodynamiques, les contacts safihés.

(a)

Roche \
couverture

Gaz
Liquide

-------- Contour equipotentiel gaz-eau e e

----- Contour equipotentiel gaz-liquide

Roch b
ocere\ ()

couvertu

" Horizontale

Figure 3.14 :Effets de I'hnydrodynamisme (d’aprés England etl&®87).
Contours équipotentiels pour des hydrocarbureshasgs liquide et gazeuse
dans des conditions hydrostatiq@akset hydrodynamique@).

Toujours d'aprés England et al. (1987), les hydimgas migrent des plus hauts potentiels verslles p
bas. Les gradients de potentiels sont dus auxtiargade surpressions d'eau, a la flottabilité da a
différence de pressions capillaires. Dans les bas@dimentaires, I'excés de pression d'eau lidomoas

de compaction est le principal mécanisme controlastpotentiels des fluides pour des profondeurs
supérieures a 3 km. Les différences de pressigriaiees encouragent les hydrocarbures a migrpuige
les petits vers les gros pores.
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Il est important de prendre en compte les effetthgdrodynamisme dans les conditions suivantes :

» dans des milieux poreux avec un trés fort hydrodyame (supérieur a 500 kPa/km; ce qui
représente en différence de charge 50 metresasuglbmetres (Carruthers, 1998)),

» dans des systemes avec de la migration superficlelisque les vitesses d'eau sont plus grandes au
niveau de la surface,

» dans des systemes ou il existe tres peu de cantexrdre les densités des phases eau et
hydrocarbures. Ce cas de figure peut arriver dasszones superficielles lorsque la densité des
hydrocarbures augmente.

De plus, les gradients de pression d'eau sonteui&raux gradients de pressions capillaires hdléxde

la migration secondaire. Par conséquent, I'effethyelrodynamisme sur la migration peut souveng étr

négligé.

3.3.3Densité des hydrocarbures

Dans la grande majorité des cas, la densité dedsdbures est inférieure a celle de I'eau. Leteseu

situations ou cette propriété peut étre mise eaudéfont les suivantes :

»  I'huile est trés immature; on considére en géngual cette huile reste solide et ne sort pas de la
roche-mére,

»  I'huile a subi une altération post-migration. Unésfl'huile arrivée dans un réservoir, elle peltisu
une biodégradation et changer de densité. Un eéasréire d’une densité d’huile supérieure a la
densité de I'eau se trouve dans la formation Tuttaes le bassin californien de Great Valley
(Miller et McPherson, 1992).

Dans ces deux situations, on se retrouve face hudles lourdes en dehors de la migration secoedair

En ce qui concerne la différence de densité eatgat et I'huile, la densité du gaz est plus fajoke celle

de I'huile. De ce fait, une colonne de gaz va extanoe plus grande poussée d'Archiméede qu'unem®lon
d'huile de méme hauteur. Cependant, la densitéadiegt fortement dépendante de la pression etsa plu
grandes profondeurs, la force de flottabilité egerpar la colonne de gaz baisse de facon subdi@ntie

3.3.4Conclusion

La flottabilité est la force motrice de la migratides hydrocarbures. Ces derniers ont donc unérpréfe

a se diriger verticalement vers le toit du bass€iette préférence peut étre modifiée sous l'effet de
I'nydrodynamisme car les hydrocarbures subisseninéme temps l'influence de la flottabilité et du
gradient de pression d'eau. Mais ce cas de figareédre pris en compte uniquement dans certaines
conditions.

Théoriqguement, cette préférence a la directioncade peut également changer de sens dans le das ou
densité des hydrocarbures est supérieure a celleale(cf. définition de la pression de flottatié)i On
pourrait alors voir I’huile migrer vers les couchmefondes par gravité. Comme on I'a vu au pardggap
précédent, ce cas est extrémement rare, d’autastgolune huile ayant une forte densité a aussfarte
viscosité donc perd de sa mobilité.

C'est pourquoi, les modéles de migration simplifiinent généralement une forte préférence a la
migration verticale des hydrocarbures dans le eppssé a la gravité, autrement dit vers le haut.
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3.4 Synthese sur la migration secondaire et tertiaire

3.4.1 Migration secondaire

La migration secondaire est le mouvement des hwdboces le long d'un drain depuis une roche-mere
vers un piége. Comme cela a été expliqué par Sdtewa979) et England et al. (1987), ce phénomene
peut étre décrit par trois processus physiques.

Le premier processus est la flottabilité, elleleshoteur de la migration des hydrocarbures. Lozsdpux
fluides immiscibles (hydrocarbure et eau) sont gmés dans une roche, une force de flottabilité,
dépendant de la difféerence de densité entre laephgdrocarbure et la phase eau, se crée. Plus la
différence de densité est grande, plus la forcBad@bilité pour une hauteur de colonne d'hydrboaes
donnée est grande (toujours mesurée verticaler(@cipwalter, 1979).

Le deuxieme processus est I'hydrodynamisme. Cglateaune force, pouvant étre dans n'importe quelle
direction, dépendant de la nature de I'écoulememtigqué (England et al., 1987). Les effets de la
flottabilité peuvent étre amoindris ou accentuésegiste un hydrodynamisme. Cependant, il n'est pa
toujours indispensable de le prendre en compte(@ers, 1998).

Le troisieme processus est la pression capill&he. agit comme une résistance contrélant la ttajee
des hydrocarbures. Les facteurs déterminant saitndgrsont le rayon des pores de la roche, ladansi
interfaciale eau/hydrocarbure et la mouillabili&owalter, 1979).

La combinaison de ces trois processus aboutiséelfesion des hydrocarbures le long des drains'asegu
que la pression capillaire soit suffisante pour penser les effets de la flottabilité et de
I'nydrodynamisme. La vitesse de migration dansdiesns est généralement tres rapide a l'échelle des
bassins, toutefois elle peut étre impactée, papéméabilités des roches traversées et la vigcdsit
fluide. On peut remarquer que nous avons neégligémapaction en tant que force motrice de la migrati
secondaire, comme cela est communément supposé.

3.4.2 Migration tertiaire

Comme nous l'avons indiqué précédemment, la magrdertiaire est la fuite des hydrocarbures depuis
les piéges. Elle est imputée aux fuites capillaieas< fuites hydrauliques et a la diffusion molé&ind
(Sylta, 2004). Les fuites dans les roches couvestwont possibles lorsque les processus moteurs (la
flottabilité, les gradients de pression, la difrsimoléculaire) excédent les facteurs résistaatpr@ssion
capillaire ou la perméabilité) de la roche couvert{ihomas and Clouse, 1995; Burrus, 1997). Daes un
accumulation normalement pressurée, une couveatgileuse atteint son maximum d'efficacité lorsque
la pression engendrée par la colonne d'hydrocashieeient équivalente a la pression capillairetcéen
dans les argiles qui la constituent.

Pour une accumulation en surpression (i.e. la réiffée entre la pression du fluide et la pression
hydrostatique), la direction et l'intensité descualations de fluide sont contrdlées par le champ de
pression globale et la flottabilité engendrée pazdlonne d'hydrocarbures joue un réle mineur.itesse

de fuite est alors contrblée par le coefficientpggméabilité, la viscosité du fluide et le gradieiet
pression (Watts, 1987; Schlomer and Krooss, 1997).
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