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 ملخص 

الهدف من هذا الموضوع هو اختيار البوليمر الأمثل المستخدم لزيادة الاستخلاص المحسن للبترول باستخدام             

   البوليمر.عوامل كيميائية أخرى )خافض للتوتر السطحي، قلوي( مع هذا 

ل المزاح )الزيت( إلى بئر الإنتاج. يتم ( لدفع السائالإزاحة)الماءتساعد البوليمرات على زيادة لزوجة سائل             

ًً على ظروف العمل في هذا الحقل. قبل اختيار   استخدام مجموعة متنوعة من البوليمرات في حقول النفط المختلفة اعتماداً

  الزمن.البوليمر المناسب، يجب إجراء تحليل دقيق للتأكد من أن البوليمر فعال لفترة طويلة من 

هو عملية مشتركة يتم فيها حقن مادة قلوية وخافض للتوتر السطحي ASPالبوليمر القلوي السطحي إن غمر             

على نطاق واسع في كل من العمليات  ASPوبوليمر في نفس السدادة. نظرًا لتآزر هذه المكونات الثلاثة، يتم ممارسة 

  تكلفة.بأقل  التجريبية وفي الميدان بهدف تحقيق الكيمياء المثلى بأحجام حقن عالية

 المحسن للبترول  السطحي. الاستخلاصالكلمات المفتاحية: البوليمر القلوي 

   

Résumé  
            Le but de ce thème est de sélectionner le polymère optimal utilisé pour augmenter la 

récupération améliorée de pétrole en utilisant aussi des autres agents chimique (surfactif, 

alcali) avec ce polymère.   

            Les polymères aident à augmenter la viscosité du liquide de déplacement (eau) pour 

conduire le liquide déplacé (huile) vers le puits de production. Une variété de polymères est 

utilisée dans différents champs pétrolifères en fonction des conditions de travail de ce champ. 

Avant de choisir le bon polymère, une analyse minutieuse doit être effectuée pour s'assurer 

que le polymère est efficace pendant une longue période de temps.   

            L'injection alcaline-surfactant-polymère (ASP) est un processus combiné dans lequel 

un alcali, un surfactant et un polymère sont injectés dans le même bouchon. En raison de la 

synergie de ces trois composants, l'ASP est largement pratiqué à la fois dans des opérations 

pilotes et sur le terrain avec l'objectif d'obtenir une chimie optimale à de grands volumes 

d'injection pour un coût minimum.   

Mots clés : alcali -surfactant-polymère. La Récupération ameliorer de Pétrole 
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Abstract  

            the objective of this study is to select the optimal polymer used to increase the 

improved recovery of petroleum. and using other chemical agents (surfactant, alkali) with 

this polymer.   

            Polymers help increase the viscosity of the displacing liquid (water) to drive the 

displaced liquid (oil) to the production well. A variety of polymers is used in different oil 

fields depending on working conditions of that field. Before the right polymer is chosen, a 

careful analysis should be conducted to ensure that the polymer is effective during an 

extensive period of time.   

            Alkaline–surfactant–polymer (ASP) flooding is a combination process in which 

alkali, surfactant and polymer are injected at the same slug. Because of the synergy of these 

three components, ASP is widely practiced in both pilot and field operations with the 

objective of achieving optimum chemistry at large injection volumes for minimum cost.  

Keywords : Alkaline–surfactant–polymer. Enhanced Oil Recovery   
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INTRODUCTION 

             

 La demande mondiale d'énergie augmente en raison des développements industriels et de la 

vie. De nos jours, les combustibles fossiles, en particulier le pétrole et le gaz, jouent un rôle 

majeur dans la fourniture d'énergie par rapport à d'autres méthodes de production d'énergie 

telles que le solaire, le vent, etc. Pour répondre à la demande mondiale d'énergie, il est 

nécessaire d'augmenter les réserves de pétrole et la capacité de production.   

            L'augmentation de la production de pétrole et de gaz peut être obtenue en développant 

des réservoirs matures ou en découvrant de nouveaux réservoirs. La pression différentielle 

entre le réservoir et le puits de production tire le pétrole vers le puits de production et est 

appelée récupération primaire. Après cette étape, du gaz ou de l'eau est injecté dans le 

réservoir pour maintenir la pression du réservoir. Cette étape est appelée récupération 

secondaire. Après les étapes de production pétrolière primaire et secondaire, il n'est pas 

possible de continuer la production pétrolière pour des raisons économiques [1].  

            Lorsqu’un réservoir a déjà été exploité par des techniques primaires et secondaires il 

peut être dans certains cas soumis à des critères économiques de continuer son exploitation 

à travers d’une récupération tertiaire, récupération améliorée de pétrole (R.A.P), EOR 

(Enhanced Oil Recovery). Ces procédés permettent d'extraire entre 5 et 20 % 

supplémentaires de l'huile en place dans le gisement. Les procédés de récupération améliorée 

sont considérablement plus chers que les méthodes conventionnelles. Trois techniques sont 

utilisées durant la récupération tertiaire :  

             La récupération thermique, ce qui implique l'injection de vapeur d'eau pour abaisser 

la viscosité des huiles visqueuses, et d'améliorer la mobilité de l’huile dans le réservoir.  

             L’injection des gaz, tel que le CO2, pour augmenter la pression et, réduire la 

viscosité des hydrocarbures. Les gaz injectés demeurent piégés dans le puits. Cette technique 

peut donc associer la récupération de pétrole et le stockage géologique de CO2.  

             L’EOR chimique qui consiste à améliorer le balayage du pétrole par l’eau comme 

par exemple : les agents tensio-actifs en réduisant la tension interfaciale (surfactants), les 

nanoparticules, les polymères hydrosolubles [2].  

            L'injection de polymère est une méthode de récupération assistée du pétrole (EOR) 

largement appliquée. Son application suscite un intérêt notamment dans les prix actuels du 
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pétrole. L'injection de polymère avec un meilleur rapport de mobilité améliore l'efficacité du 

balayage par rapport à l'injection d'eau conventionnelle. Généralement, deux catégories de 

polymères sont utilisées dans les applications EOR. Il s'agit de bio polymères tels que le 

xanthane et de polymères synthétiques tels que le polyacrylamide hydrolysé (HPAM). Les 

polymères HPAM sont le principal objectif de cette étude. L'inondation de polymère par 

HPAM montre le succès dans différentes applications de récupération de pétrole [3].  

            Les tensioactifs doivent être résistants et actifs aux conditions de réservoir telles que 

les salinités et les températures. En abaissant les tensions interfaciales, les tensioactifs 

contribuent à la réduction des forces capillaires.  

            Le principal objectif de cette mémoire est :   

Étudier l’influence de l’injection des surfactants et polymères et son application dans la RAP   

et choix d’un polymère pour une meilleure augmentation de taux de récupération de l’huile.  

             L’étude présentée dans ce document comporte trois chapitre :  

            Dans le chapitre I intitulé « Notions générales sur la récupération du pétrole » sont 

présentées des généralités sur les techniques de récupération. Cela concerne les différents 

mécanismes de drainage du pétrole et l’importance de la connaissance de la théorie des 

phénomènes capillaires et leur impact sur la production.  

            Le chapitre II a mis l’accent sur les propriétés des surfactants et polymères et leurs 

Impacts sur la saturation d’huile résiduelle. Les techniques d'injection des surfactants et 

polymères sont aussi abordées.  

            Le chapitre III est une synthèse bibliographique sur la récupération assistée de pétrole 

et les agents chimique utilisé.    

On achève ce mémoire par une conclusion et recommandations. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



3 

 

 

CHAPITRE I 

LA RECUPERATION ASSISTEE DE PETROLE 

  

I. Récupération assistée du pétrole (EOR)   

I.1. Introduction   

Un gisement n’est pas comme cela est souvent interprété par le public, un lac souterrain où 

il suffit de puiser, mais c’est une roche qui contient le pétrole dans ses pores : ceux-ci étant 

suffisamment petits (capillaires) en extraire ce liquide visqueux n’est pas simple dans la 

pratique. Dès lors, l’exploitation d’un champ pétrolière s’effectue suivant plusieurs étapes 

que l’on désigne par un ordre (éventuellement) chronologique :  

 

Figure I.1 : Profil de récupération d’un réservoir conventionnel. 

  

1- Récupération primaire lorsque l’huile arrive spontanément à la surface grâce à la 

présence de gaz comprimé, ou aux différences de pression hydrostatique ou 

géostatique. Les quantités recueillies pendant cette phase sont en général peu 

importantes (5-10 %) par rapport aux potentialités du gisement.  
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2- Récupération secondaire : elle consiste à utiliser des méthodes qui ne modifient 

pas les propriétés physico-chimiques de l’huile, mais la remplacent par un autre 

fluide, nécessairement meilleur marché. On distingue ainsi, l’utilisation de pompes 

immergées, l’injection d’eau (méthode fréquemment employée), l’injection du gaz 

de la formation ou d’autres gaz miscibles (azote, CO2...).  

 

3- Récupération tertiaire (ou améliorée) : ici les propriétés physico-chimiques de 

l’huile vont être modifiées, par exemple en abaissant la viscosité du pétrole ou en 

facilitant sa mobilité dans le gisement. On obtient ces résultats en injectant de la 

vapeur d’eau, de la chaleur, du CO2, des gaz non miscibles, ou mieux encore des 

tensioactifs et des polymères. D’autres méthodes, comme l’injection de 

microorganismes capables de diminuer la longueur des chaînes des hydrocarbures 

et de produire in situ des tensioactifs et du CO2, ont été proposées. On désigne 

parfois la récupération assistée comme la combinaison des deux dernières étapes. 

Quoiqu’il en soit, c’est l’étude du réservoir et de l’huile et les moyens naturels sur 

place qui vont déterminer la nature des actions à mener.  

Procédure : L’exploitation consiste alors à injecter une certaine quantité d’un tel 

mélange (macroscopiquement homogène) dans un puits d’injection ou à le former en 

fonds de puits, et de poursuivre le procédé en injectant une solution de polymères 

hydrosolubles (polyacrylamide plus ou moins hydrolysés, xanthane...) et de pousser 

avec de l’eau entraînant en régime diphasique le brut déplacé par la basse tension, 

jusqu’à ce que la solution aqueuse, ou l’eau, arrive au puits de production. 

L’utilisation des tensioactifs et viscosifiants devait permettre d’augmenter la 

production finale, de la valeur classique de 20 à 30 % du brut contenu dans les 

réservoirs par le drainage à l’eau à une valeur de 30 à 60 % [4].  
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Figure I.2 : Les étapes de production des réservoirs en fonction du temps 

           Les processus (EOR) sont mis en œuvre pour augmenter la capacité du pétrole à 

s'écouler vers un puits en injectant de l'eau, des produits chimiques ou des gaz dans le 

réservoir ou en modifiant les propriétés physiques du pétrole [4].  

I .2. Les Procédés de la récupération assistée de pétrole   

              Ils sont généralement classés comme : des procédés d'injection de gaz comprennent 

le CO2, les hydrocarbures, l'azote et les gaz de combustion, procédés chimiques comprennent 

l'alcalin, le surfactant et le polymère, les processus thermiques comprennent la vapeur, l'eau 

chaude et la combustion.   

  I.2.1 Récupération assistée par injection de gaz   

            Les techniques de récupération assistée de pétrole par injection de gaz correspondent 

à l’injection dans le réservoir de gaz à haute pression, de type hydrocarboné, CO2 ou N2. Le 

gaz se mélange avec l’huile, diminue sa viscosité et améliore son écoulement vers le puits 

de production. La quantité récupérée dépend des caractéristiques de l’huile, du gaz, ainsi que 

de la pression et de la température du réservoir.   

Parmi ces processus, l’injection de CO2 est une solution qui peut être très efficace. Déjà 

utilisée depuis environ 40 ans. D’une part, le CO2 possède l’avantage majeur d’être 

supercritique dans les conditions de réservoirs, et donc d’être fortement miscible dans les 

hydrocarbures [5].  
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 La récupération assistée de pétrole par injection de CO2 se fait via deux processus, 

déplacement miscible ou immiscible, dépendant de la température, de la pression et des 

caractéristiques de l’huile [6].  

  I.2.2 Récupération assistée thermique   

                Les procédés d'injection de vapeur et d'eau chaude sont les méthodes thermiques 

les plus courantes en raison de la relative facilitée de génération d'eau chaude et de vapeur, 

la génération de chaleur dans un réservoir est conçue pour réduire la viscosité de l’huile in 

situ et améliorer le taux de mobilité du processus de déplacement [7].  

               Le processus de combustion in situ est plus difficile à contrôler que les processus 

d'injection de vapeur et il nécessite de l’huile in situ qui peut être incendiée. Les gaz chauds 

et la chaleur traversent la formation et déplacent le pétrole chauffé vers les puits de 

production.  

   I.2.3 Récupération assistée chimique   

              La méthode chimique est un terme utilisé pour décrire l'addition de produits 

chimiques à l'eau. Selon le procédé, ceux-ci peuvent modifier l'IFT de l'eau avec de l'huile 

(généralement des tensioactifs et des alcalis) et / ou faire correspondre la viscosité de l'eau à 

celle de l'huile (polymères). L'injection chimique est une option pour l'EOR depuis le milieu 

des années 60 [8].  

 Les premiers projets utilisant uniquement le polymère ont été rapidement complétés par 

l'ajout de tensioactifs [9] développés pour réduire l'IFT eau-huile et augmenter la 

récupération. Peu de temps après, des alcalis ont été ajoutés pour réduire l'adsorption des 

produits chimiques par la roche et former des tensioactifs ajoutés à partir des molécules 

d'huile chargées dans le réservoir [10].  
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Figure I.3 : Classification des procédés de récupération de l’huile [11] 

  

 I.3 Mécanismes physiques liés à la récupération tertiaire   

              Avec la récupération primaire ou spontanée, on induit un écoulement successif ou 

simultané d'huile, de gaz et d'eau salée du gisement vers les puits producteurs et la surface. 

Mais dès que la pression du gisement devient insuffisante, la production diminue et le pétrole 

résiduel reste piégé dans le gisement. Des méthodes de récupération secondaire entrent alors 

en jeu, comme l’injection d’eau ou de gaz pour maintenir la pression et déplacer l'huile, ce 

qui permet d’accroître la production et donc de diminuer la fraction d’huile restant dans le 

gisement. Toutefois, à un moment donné, cette deuxième étape atteindra un palier et une 

quantité d’huile résiduelle restera piégée dans le puits.   

            Outre le pétrole, des quantités importantes d’eau et même de gaz restent piégées. La 

nature de la roche-réservoir peut avoir une affinité avec le pétrole (dite hydrophobe) ou avec 

l’eau qui l’accompagne (dite hydrophile), cette affinité est plus ou moins marquée selon la 

composition de la roche.   

             Dans ces conditions, la rétention du pétrole dans la roche est liée aux forces 

capillaires, la mobilisation de cette huile résiduelle, implique généralement l'injection de 

fluides complexes pour vaincre les forces capillaires. Une représentation simplifiée de cette 

situation implique au moins une surface solide (la roche) et deux fluides immiscibles (pétrole 
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et eau) dont les quantités sont non négligeables. En condition d’équilibre, une goutte de 

pétrole reste piégée par l’eau qui est autour d’elle par l’effet de la capillarité.   

             Cependant, les conditions de piégeage sont différentes selon la nature de la roche et 

dépendent des tensions interraciales entre les trois phases qui coexistent. Pour caractériser 

cette affinité, nous pouvons mesurer un angle de contact entre ces phases, par exemple entre 

la goutte de pétrole et la surface solide [12].  

            Pour récupérer le pétrole qui est piégé dans la roche, il est nécessaire de mettre le 

système en mouvement (Figure I.4). Initialement il existe dans la roche une fraction de 

chaque fluide défini comme la saturation, qui va diminuer au fur et à mesure de l’injection 

d’un fluide extérieur (par exemple de l’eau).   

 

Figure I.4 : Schéma des portions de roche partiellement remplies d’eau et de gouttes de 

pétrole. À gauche, dans une roche qui a une affinité au pétrole. À droite, dans une roche qui 

a une affinité à l’eau. L’eau injectée (de gauche à droite) trouve des conditions plus ou 

moins favorables pour déplacer le pétrole piégé selon cette affinité. 

             L'injection d'eau ou de gaz lors de la récupération secondaire et de formulations 

chimiques au cours de la récupération tertiaire modifie considérablement les équilibres entre 

ces fluides à différentes échelles, de même que les propriétés des écoulements. Chaque roche 

se comporte d’une façon différente lors du passage des fluides et sa résistance à l’écoulement 

est inversement proportionnelle à une caractéristique qui est la perméabilité. Chaque fluide 

a de même une capacité à s’écouler lors du passage à travers la roche qui est représentée par 

la mobilité.  

          Dans une situation idéale, un système avec une haute perméabilité, ou avec une 

mobilité de la phase huile (pétrole) élevée, conduira à une réduction significative de sa 

saturation dans la roche. 
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          Pour mesurer l'efficacité liée à ces processus de déplacement de l'huile par une phase 

aqueuse (avec ou sans additifs) en extraction pétrolière, différentes échelles peuvent être 

considérées. À l'échelle macroscopique, les facteurs qui affectent le déplacement dépendent 

des caractéristiques de la roche (composition, porosité, hétérogénéités, etc.) ainsi que du 

rapport de mobilité entre le fluide qui déplace et le fluide qui est déplacé. À l'échelle du pore, 

plusieurs facteurs interviennent, dont la mouillabilité de la roche, les forces visqueuses et les 

forces capillaires.  

          En conclusion, après la récupération secondaire, une quantité d'huile (saturation 

résiduelle) reste piégée dans le réservoir. Certaines quantités d'huile restent sur la paroi des 

pores, d'autres bloquent certains pores – complètement ou partiellement – avec l'apparition 

de chemins préférentiels. La récupération tertiaire peut intervenir au niveau de l'échelle du 

pore sur les équilibres entre la mouillabilité de la roche, les forces capillaires (dépendant des 

tensions interraciales entre les phases) qui tendent à piéger l'huile, et les forces visqueuses 

qui contribuent à la mobiliser afin de diminuer cette saturation résiduelle. La compréhension 

des phénomènes de piégeage et d’écoulement diphasique dans un milieu poreux est 

nécessaire pour optimiser les processus de récupération améliorée du pétrole [7].  

I.4 Piégeage d’une goutte dans un système diphasique : Forces capillaires  

             Une goutte de pétrole reste piégée dans une roche par effet des forces capillaires. 

Pour comprendre la nature de ces forces, il faut d’abord définir la grandeur physique qui est 

à son origine : la tension superficielle.  

     I.4.1 Tension superficielle   

               D’un point de vue physique, la tension superficielle σ est la force de tension 

appliquée par les molécules placées au sein d’un fluide sur les molécules qui sont placées à 

sa surface du fait de la différence entre les forces de cohésion sur chaque catégorie de 

molécules. En effet, une molécule au sein du fluide bénéficie des attractions de toutes ses 

voisines, alors qu’une molécule située à la surface bénéficie seulement de la moitié de ces 

attractions. Les forces d’attraction augmentent en même temps que la tension superficielle.   

     I.4.2 Tension interfaciale et mouillabilité   

              Lorsqu’un système est constitué de deux phases immiscibles la tension interfaciale 

mesure l’énergie minimum nécessaire pour créer une unité de surface à l’interface de ces 

deux fluides. Si les fluides sont fortement immiscibles la tension interfaciale est grande et 
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faible si les fluides sont faiblement miscibles. Dans le système eau/huile la tension 

interfaciale dans le gisement a une valeur compris entre 15 et 35 dynes/cm (Cossé 1988) [2].  

          Dans le cas d’une goutte de liquide déposée sur une surface solide et entourée d’un 

fluide immiscible le mouillage du liquide est caractérisé par l’angle de contact θ. Ce 

paramètre géométrique permet de mesurer l’affinité entre la phase solide et une des phases 

liquides. Cet angle dépend des tensions de surface impliquées dans l’équilibre de la goutte 

et il peut être déterminé par l’équation de Young :  

 

Figure I.5 : Angle de contact θ entre les fluides immiscibles et le solide. 

          (I.1) 

Où σos est la tension interfaciale entre la phase huile et le solide, σws est la tension interfaciale 

entre l’eau et le solide et σow est la tension interfaciale entre les phases fluides immiscibles.  

La valeur de l'angle de contact permet d'identifier quelle phase mouille une surface.  

 

Figure I.6 : Mouillabilité des systèmes huile/eau/roche. 
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 Milieu a une mouillabilité franche à l’eau : l’eau recouvre la surface des 

pores et sature les petits pores, tandis que l’huile se trouve dans le centre des 

grands pores sous forme de gouttes.  

 Milieu a une mouillabilité franche à ’huile : la répartition des fluides est à 

l’inverse du cas d’une mouillabilité franche à l’eau. L’huile sature les petits pores 

et va recouvrir la surface des grands pores. La mouillabilité à l’huile résulte de 

l’effet de l’adsorption de certaines molécules composant l’huile brute à la surface 

de la matrice solide.  

 

Figure I.7   a) - Mouillable à l’eau                  b) -Mouillable à l’huile 

          I.4.3 Capillarité   

              D’un point de vue simple, la capillarité est le phénomène physique par lequel un 

liquide tend à montrer le long d'un tube étroit ou à imbiber spontanément un corps poreux. 

Ces effets capillaires résultant du saut de pression lorsqu’une interface courbe est traversée. 

Prenons par exemple une goutte d’huile de rayon r (phase 0) entourée d’eau (phase 1) et 

supposons que l’on veuille faire grossir cette goutte (Figure I.8) : pour cela, il faut déplacer 

l’interface eau/huile [7].  

 

Figure I.8 : Goutte d’huile dans l’eau. Le phénomène de surpression se produit entre les 

deux phases. 
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I.5 Le nombre capillaire   

               Le nombre capillaire exprime le rapport entre les forces visqueuses et la tension 

Superficielle.  

        (I.2) 

             Dans un réservoir l’ordre de grandeur des vitesses de déplacement est de la dizaine 

de Centimètre par jour (il est usage de prendre la référence d’un pied par jour) ce qui conduit 

à une vitesse de l’ordre de 10-6 m/s. La tension interfaciale entre l’eau et l’huile est 

typiquement de 50mN/m ce qui donne un nombre capillaire : NC =10-8. Il est donc à noter 

que le régime d’écoulement classique eau/huile en milieu poreux s’effectue à très bas nombre 

capillaire.  

             Cet effet très prépondérant de la capillarité à l’échelle locale a des conséquences très 

importantes pour l’interprétation des écoulements diphasiques en milieu poreux. En effet, on 

considère que pour une géométrie donnée, la répartition des fluides dans l’espace ne dépend 

pas des vitesses des phases localement mais essentiellement du rapport du volume et du mode 

de remplissage de la géométrie (drainage ou imbibition). Ceci justifie le fait que les 

perméabilités relatives ne dépendent que de la saturation locale et du mode de remplissage 

d’un volume donné [13].  

I.6 Critères pour la sélection de la récupération assistée par voie chimique   

              De nombreux paramètres pourraient affecter les processus chimiques EOR 

Cependant, les paramètres les plus critiques devraient être la température du réservoir, 

Salinité, la formation de réservoir et viscosité de l’huile. Pour l’injection de polymère la 

perméabilité est un autre paramètre critique.  

 Température du réservoir   

               Selon Taber et al [14] la température du réservoir pour une éventuelle application 

du procédé ASP ne doit pas dépasser 93 °C, mais la température moyenne des réservoirs 

sujets à un procédé alcalin surfactant et de polymère est respectivement de 27 et 60 °C [14]  

Cependant, les fournisseurs de polymères sont plus optimistes et suggèrent que l’injection 

de polymère peut s’opérer à des températures supérieures à 120 °C. La température de 

gisement pétrolier de Daqing en chine (l’un des principaux sujets à une procédure de RAP 
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par ASP) est de 45 °C, quelques autres projets ont été conduits sur des gisements ayant une 

température maximale de 80 °C dans le même pays.  

 La formation réservoir  

                La plupart des processus EOR chimique ont été implémentés dans des réservoirs 

gréseux, à l’exception de quelques applications qui ont été réalisées dans des réservoirs 

carbonatés, et que les résultats n’ont pas été publiés. A souligner que la teneur en argiles 

doive être faible pour que le processus EOR chimique soit efficient. De par leur grande 

surface spécifique, l’adsorption des polymères par les argiles est importante.  

               Une raison pour moins d'applications dans le carbonate Réservoirs est que les 

tensioactifs anioniques ont une forte adsorption dans les carbonates [15].  

 La composition de l’huile de réservoir et la viscosité  

               La composition de l’huile de réservoir est un critère déterminant dans le choix d’un 

processus EOR chimique, surtout par injection des tensio-actifs en milieu alcalin (ASP) et 

moins d’importance dans le cas de l’injection de polymères : Pour l’injection de polymères, 

la viscosité de l'huile doit être comprise entre 10 à 150 Cp et la limite supérieure de l'huile 

pour injection de polymères est de 30 Cp. Dans des projets ASP, la viscosité de l'huile est 

d'environ 10 Cp, par contre pour les projets d’injection de polymères, la viscosité moyenne 

est d'environ 20 Cp et la limite maximale étant d'environ 90 Cp. Récemment, des projets de 

recherche ont été lancés dans le domaine de l’EOR chimique concernant les huiles à fortes 

viscosités [15].   

 La salinité de l’eau de formation et les divalents (Ca2+, Mg2+)   

                La salinité de l’eau de formation et les divalents sont primordiales dans le 

processus EOR chimique par injection soit de tensioactifs, soit de polymères. Bien que les 

fournisseurs chimiques revendiquent leurs produits peuvent être opérants à la salinité élevée, 

la plupart des processus EOR chimique ont été implémentés dans des réservoirs de faible 

salinité. Pour la plupart des processus EOR, la salinité de l'eau de formation est en général 

inférieure à 10 000 ppm, et l’eau d’injection est de l’eau douce.  

 

 

 

 Les perméabilités de la formation réservoir   
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              Un réservoir à perméabilité moyenne supérieure à 160 md répond positivement au 

processus EOR chimique par injection de polymère, ce paramètre est essentiel pour ce 

procédé.  

Une formation réservoir à faible perméabilité posera un problème d’injectivité, conjugué aux 

problèmes d’un excès de rétention. Il est intéressant de souligner que le critère des 

perméabilités moyennes dans les projets réalisés était favorable : 450 md pour AS (alcaline 

Surfactant) et de 800 md pour l'injection de polymères, la température du réservoir et la 

salinité de l'eau sont les paramètres les plus décisives.  

          Dans le domaine de l'EOR chimique, des travaux de laboratoire sont encore 

nécessaires et spécifiques pour chaque projet, complétés par des simulations de réservoir par 

l’intégration de ces données en s’appuyant sur les modèles numériques de prédiction de 

champ. Pour conclure, le processus EOR chimique dans les domaines de haute température. 

Ce tableau résumé des critères de sélection pour les méthodes améliorées de récupération du 

pétrole. 

Propriétés de l'huile Caractéristiques du réservoir 

Gravité 

ºAPI 

viscosité  

(Cp) 

composition Saturation 

d'huile 

Type de 

formation 

Épaisseur 

nette 

(FT) 

Perméabilité 

moyenne 

(md) 

Profondeur 

[FT] 

Température  

(°F) 

 

Polymer >25 <150 pas critique >10% PV Sandstone 

préfère; 

carbonate 

possible 

pas 

critique 

>10 

(normale) 

<9000 <200 

 

Tableau I.1 : Les critères de sélection des polymères 
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CHAPITRE II  

LA RECUPERATION ASSISTEE DU PETROLE (RAP) PAR VOIE 

CHIMIQUE  

  

                Comme il a été mentionné précédemment, Les techniques de récupération assistée 

du pétrole par voie chimique consistent à injecter dans un réservoir pétrolier une formulation 

contenant l’agent alcalin, les surfactants et les polymères. Cette formulation permet de 

réduire la tension interfaciale eau/brut et ainsi de libérer l’huile piégée dans les pores de la 

roche.  

Le chapitre a pour objectif d’étude de la séparation huile/eau dans le cadre de la 

récupération améliorée du pétrole avec l'agent chimique et leurs propriétés fondamentales.  

II.1 Les agents alcalins   

Plusieurs types de produits chimiques alcalins ont été évalués et appliqués dans 

divers projets d'injections alcalines. Les alcalis les plus utilisés sont l'hydroxyde de sodium 

(NaOH), le carbonate de sodium (Na2CO3), le silicate de sodium (Na2SiO3) et ammoniaque 

(NH3).  

Une comparaison de la valeur du pH avec la variation de la concentration alcaline 

de différents alcalis a été rapportée. Il ressort clairement que NaOH est le plus fort parmi les 

alcalis donnés et Na2CO3 le plus faible.  

Cheng [16] a conclu d’après une étude comparative que   Na2CO3 reste l’agent 

chimique le plus fréquemment utilisé dans les cas des projets de RAP et sa consommation 

par réaction avec le pétrole brut et la roche-réservoir est relativement plus faible en 

comparaison avec d’autres composés alcalins, et Na2CO3 présente une meilleure 

compatibilité avec les roches carbonatées, ce qui se traduit par un faible endommagement de 

la perméabilité.  

Les performances d’une solution alcaline en terme de récupération additionnelle 

d’huile résiduelle sont sensiblement liées au caractère chimique du pétrole, la nature de la 

roche-réservoir ainsi que le pH initial et la composition de l’eau de formation du réservoir 

(l’eau saumâtre). Cependant, la majorité des chercheurs confirment que l’acidité du pétrole 



16 

 

brut est le principal facteur influençant le processus de récupération de l’huile résiduelle par 

injection de solutions alcalines.   

 II.1.1 Les agents alcalins dans la récupération assistée de pétrole   

II.1.1.1 L’injection Alcaline-polymère (AP)   

L'injection de polymère alcalin est plus efficace que l'injection d'alcali ou de 

polymère seul. C'est parce que les alcalines injectés aideront à mobiliser l'huile résiduelle et 

les polymères aideront à maintenir un bon contrôle de la mobilité et améliore l'efficacité du 

déplacement.  

 Expériences en laboratoire menées sur des bouchons de noyau de grès utilisant un  

Polymère alcalin augmenté (NaOH, Na2CO3 et Na4SiO4) l’injection a fourni une récupération 

de pétrole significativement élevée (73% à 95%) que l'injection de polymères ou d'alcalines 

seuls, ce qui a entraîné une récupération d'huile de 6% à 18% [17].  

II.1.1.2 L’injection d'alcalin-surfactant (AS)   

Cette variation de l’injection alcaline incorpore l'ajout de tensioactifs pour réduire 

l'IFT à l'interface huile-eau dans une plus grande mesure qu'en utilisant des alcalis seuls. En 

plus de la réduction IFT, la formation d'émulsion est un avantage supplémentaire de ce 

procédé. L'émulsion générée in situ aide à améliorer l'efficacité du balayage en bouchant les 

pores plus larges et en redirigeant le flux vers de nouveaux chemins [18].  

II.1.1.3 L’injection alcaline / surfactant / polymère (ASP)   

 L'injection ASP peut augmenter considérablement la récupération d'huile grâce à la 

synergie de ses composants comme les alcalis, des tensioactifs et des polymères dans le 

bouchon injecté. La limace ASP a des alcalines qui génèrent in situ tensioactifs lors de la 

réaction avec des acides organiques présents dans le pétrole brut, tensioactifs qui réduisent 

l'IFT entre l'huile et l'eau et les polymères qui maintient un bon contrôle de la mobilité des 

solutions injectées et augmente l'efficacité du déplacement volumétrique. Essais en 

laboratoire sur des carottes de grès de l'Ouest Keihl Unit, Wyoming [16] utilisant différents 

alcalis, polymères et tensioactifs montrent que l'huile améliorée la récupération de l’injection 

ASP était beaucoup plus élevée que l’injection alcaline ou polymère seule.  
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II.1.2 Interaction alcalin-huile-roche   

L’injection alcaline est une technique CEOR qui a été présentée par Squires en 

1917.L'alcalin réagit avec les acides naturels de l'huile, conduisant à la génération de savons 

in situ à l'interface huile-eau. Les savons in situ entraînent une réduction de l'IFT et réduisent 

l'adsorption du surfactant sur la surface de la roche. Cette réaction dépend fortement de 

l'indice d'acide de l'huile. La réaction basique de l'alcalin est présentée ci-dessous :  

HA + OH- → A-  + H2O (II.1)  

Où A- est du savon et HA est de l'acide.  

Certains travaux expérimentaux en laboratoire ont montré que la synergie du 

polymère avec un agent alcalin ou un surfactant ou les deux peut augmenter la récupération 

d'huile. L'alcalin réagit d'abord avec l'acide dans l'huile et produit du savon en place. Le 

savon produit réduit l'adsorption du surfactant et du polymère. Ensuite, le surfactant injecté 

et le savon produit réduisent l'IFT, finalement l'ajout de polymère soluble dans l'eau 

augmente la viscosité de l'eau pour un mouvement semblable à un piston et rend l'émulsion 

stable [19].  

  

II.2 Les polymères   

II.2.1 Définition d’un polymère :   

Un polymère est une macromolécule formée de l’enchaînement covalent d’un très  

Grand nombre d’unités de répétition qui dérivent d’un ou de plusieurs monomères (qui sont 

également appelés motifs) et préparée à partir de molécules appelées monomères [20].  

Les polyacrylamides sont des polymères synthétiques issus de la polymérisation de  

L’acrylamide (Figure II.1) [21].  

Les polysaccharides sont des bio polymères versatiles dotés de propriétés 

structurales remarquables grâce à leur particularité qui est de former des mailles 

tridimensionnelles ils sont par exemple susceptibles de former des gels en solution aqueuse. 
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Une bonne partie des polysaccharides à usage industriel provient des fermentations 

microbiennes, le plus utilisé en EOR est le xanthane.  

Au niveau des polyacrylamides, en solution aqueuse, une fraction de l'acrylamide peut  

Être hydrolysée pour produire de l’acide acrylique, cela se traduit par une augmentation de 

son pouvoir viscosifiants dans l’eau sans électrolytes, mais sa viscosité diminue d'une 

manière abrupte dans l’eau salée [7].  

  

  

Figure II.1 : Structure moléculaire de polyacrylamide (PAM).  

II.2.2 Sélection du polymère   

La récupération assistée du pétrole commence par la sélection du polymère. Le 

choix d’un polymère se fait sur la base de son pouvoir viscosifiants, son coût et sa capacité 

à résister à conditions physicochimiques et à l’attaque de différents agents chimiques 

externes.  

Les polymères utilisés principalement pour augmenter la viscosité de la phase 

aqueuse sont des polymères synthétiques tels que les polyacrylamides et les bio polymères 

tels que les polysaccharides. Parmi les polymères utilisés dans la RAP on peut ressortir le 

xanthane et le polyacrylamide [22].  
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II.2.3 Les interactions polymères-agents chimiques en milieu aqueux  

Lors du développement d’un fluide complexe ASP, de nombreuses interactions 

physiques peuvent avoir lieu au sein de la solution aqueuse entre le polymère et des agents 

chimiques tels que l’agent alcalin, les sels et les surfactants. Ces interactions peuvent 

conduire à des changements de la solution de polymère tels que des pertes de viscosité ou 

bien au contraire une augmentation de la viscosité, dégradation du polymère et enfin 

formation de précipités. Par conséquent, ces interactions affectent l’écoulement du fluide en 

milieu poreux et donc les performances du fluide et du polymère.  

En particulier, l'hydrolyse en milieu aqueux est extrêmement importante en RAP. 

L’hydrolyse, est une réaction dans laquelle certaines molécules sont séparées en deux parties 

par une rupture de la liaison covalente en présence de molécules d’eau, ou bien d’ions 

hydroxydes (OH-) issue de la dissolution d’un agent alcalin en phase aqueuse. Dans le cas 

d’un polymère de type polyacrylamide, l’hydrolyse basique (présence d’un alcalin, figure 

II.2) convertit le groupement amide (NH2) en groupement carboxylique (COO-) et en 

groupement d’ammoniac (NH3). Contrairement à une réaction d’hydrolyse classique, 

l’hydrolyse basique du polyacrylamide devient plus importante et plus rapide à température 

élevée. Les charges négatives de la chaine du polymère sont 46 sensiblement augmentées 

lors de l’augmentation de la température, résultant en des interactions de répulsion 

intramoléculaires plus importantes, ceci a pour effet une augmentation significative de la 

viscosité de la solution polymérique. 

 

Figure II.2 : Hydrolyse du polyacrylamide en présence d’agent alcalin (NaOH). 

               L’hydrolyse du polyacrylamide est caractérisée par une cinétique de réaction rapide 

dès le départ, puis elle devient significativement plus lente au cours du processus. Le 

groupement amide joue un rôle de catalyseur dans la réaction d’hydrolyse résultant en une 

réaction rapide, toutefois au fur et à mesure de la conversion de ces groupements amides en 

groupement carboxyliques, la réaction est ralentie par l’effet de répulsion électrostatique 
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entre la chaine du polymère et les ions d’hydroxydes présents dans la solution. D’autre part, 

le ralentissement de la vitesse de réaction est aussi dû à l’augmentation de la viscosité de la 

solution qui par conséquent ralentit la diffusion des réactifs, cette augmentation de la 

viscosité est causée par la croissance de la taille des globules macromoléculaires.  

             La présence de sels peut aussi influencer considérablement le comportement 

rhéologique des polymères en milieu aqueux. L’effet de la présence de différents types de 

sel sur le comportement rhéologique des solutions de polyacrylamide partiellement 

hydrolysées (PAPH) a été abordé en détails par Nasr-El-Dine et al. Dans de l’eau des ionisée, 

les chaines du polymère PAPH sont plus tendues et alignées à cause des interactions 

électrostatiques de répulsion, par conséquent le rayon hydraulique est nettement plus grand. 

Ce dernier est le principal facteur qui définit la viscosité d’une solution polymérique. Un 

large rayon hydraulique de la molécule du polymère, signifie une viscosité plus élevée. 

Lorsque le polymère (PAPH) est solubilisé dans de la saumure, les cations divalents présents 

dans la phase aqueuse auront un effet écran au niveau de la distribution des charges négatives 

de la chaine du polymère, autrement dit ; les cations divalents diminuent les forces de 

répulsions. Cet effet des cations divalents a pour conséquence un repliement et une réduction 

du rayon hydraulique de la chaine du polymère et de même une diminution du degré 

d’enchevêtrement des chaines de 47 polymères. Les effets des cations divalents cités auront 

pour conséquence une augmentation du taux de cisaillement critique. De par leurs charges 

positives plus importantes, l’effet écran des cations divalents sur la distribution des charges 

négatives de la chaine du polymère est beaucoup plus prononcé par rapport aux cations 

monovalents, par conséquent le repliement de la chaine du polymère se produit à de faibles 

concentrations en cations divalents.  

             Enfin, il faut noter que la compatibilité des polymères avec les conditions du 

réservoir est sensiblement similaire à celle des surfactants, la non compatibilité se traduit soit 

par une séparation de phase ou bien la formation de précipités. L’une des études préliminaires 

concernant la stabilité des polymères de type polyacrylamide partiellement hydrolysés en 

phase aqueuse en présence de cations divalents, a été abordée par Zeitoun et Potie. Ces 

auteurs stipulent qu’une forte présence de cations divalents à une température supérieure à 

80°C, peut entrainer une formation de précipités du polymère polyacrylamide hydrolysé à 

33%. Ces mêmes observations ont été confirmées par Levitt et Pope plus tard. Une 

diminution de la température et de la concentration des cations monovalents permettrait de 

réduire la concentration critique de calcium qui fera précipiter le polymère PAPH. La 
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précipitation est causée par le phénomène de fixation sur les sites pour les polymères PAPH 

ayant un degré d’hydrolyse élevé. Alors que pour les PAPH avec un faible degré d’hydrolyse, 

la précipitation est causée par une faible solvatation [23]. 

II.2.4 L'injection de polymère dans la récupération assistée de pétrole   

Est une méthode EOR qui utilise des solutions de polymère pour augmenter la 

récupération d'huile en diminuant le rapport de mobilité eau / huile en augmentant la viscosité 

de l'eau qui se déplace. L’injection de polymère est utilisée dans certaines conditions de 

réservoir qui réduisent l'efficacité d'une injection régulière, comme les fractures ou les 

régions à haute perméabilité qui canalisent ou redirigent le débit d'eau injectée, ou le pétrole 

lourd qui résiste à l'écoulement. L'ajout d'un polymère hydrosoluble à l’injection permet à 

l'eau de se déplacer à travers une plus grande partie de la roche réservoir, ce qui entraîne un 

plus grand pourcentage de récupération du pétrole.  

 Le gel polymère est également utilisé pour fermer les zones à haute perméabilité. 

Dans le processus, le balayage volumétrique est amélioré et l'huile est produite plus 

efficacement. Souvent, l’injectivité sera l'un des facteurs critiques.  

 La solution de polymère doit donc être un fluide d'amincissement non newtonien et 

de cisaillement, c'est-à-dire que la viscosité diminue avec l’augmentation du taux de 

cisaillement.  

Lors de l’injection de polymère, un polymère soluble dans l’eau est ajouté dans l’eau 

d’injection. Cela augmente la viscosité de l'eau. Il existe trois façons potentielles par 

lesquelles une injection de polymère rend le processus de récupération du pétrole plus 

efficace :  

(1) Par les effets des polymères sur l'écoulement fractionné.  

(2) En diminuant le rapport de mobilité eau / huile.  

(3) En détournant l'eau injectée des zones balayées.   

Les conditions préalables les plus importantes à l’injection des polymères sont la  

Température du réservoir et les propriétés chimiques de l’eau du réservoir. À haute 

température ou avec une forte salinité dans l'eau du réservoir, un polymère ne peut pas être 
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maintenu stable et la concentration en polymère perdra la majeure partie de sa viscosité 

[21].  

L’injection de polymère peut améliorer l’efficacité du balayage de deux façons. 

D’une part, l’incrément de la viscosité améliore le rapport de mobilités entre le fluide déplacé 

(huile) et le fluide déplaçant (polymère), en réduisant l’effet de digitations. D’autre part du 

point de vue microscopique, on réduit la saturation résiduelle car le nombre capillaire est 

augmenté.  

L’injection d’une solution de polymère se fait à vitesse d’écoulement plus faible 

(augmentation de la viscosité) qui implique un temps de récupération économiquement un 

peu plus défavorable [2].  

La mobilité M du système est effectivement diminuée, ce qui favorise le déplacement.  

Cependant, les conditions de piégeage (relatives à la tension interfaciale σ entre l'huile et la 

phase aqueuse) sont théoriquement équivalentes à une récupération secondaire (injection 

d'eau). La saturation d'huile résiduelle n'est donc pas diminuée dans le puits, mais la quantité 

de fluide nécessaire pour la déplacer est plus faible. Voyons cela avec un exemple (Figure 

II.3).  

Figure II. 3 : Dépendance typique de la saturation résiduelle d'huile en fonction du 

volume du fluide déplaçant injecté (volume de drainage) pour l'eau et une 

formulation eau-polymère de viscosité supérieure. 
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                  Avec l'injection d'eau, la quantité maximale d'huile à déplacer sera atteinte avec 

un certain volume injecté. La même quantité d'huile sera déplacée avec un volume inférieur 

d'une formulation eau-polymère dont la viscosité est entre 10 et 100 fois plus grande par 

rapport à celle de l’eau. En théorie, il n'y a pas moyen de modifier la saturation d'huile 

résiduelle avec l'injection de polymère.    

Les échecs le plus souvent rencontrés dans les opérations de polymer flooding sont 

la perte du polymère (par adsorption dans la roche) et la dégradation de la formulation 

dépendant des contraintes de cisaillement élevées pendant l'injection. Les caractéristiques 

idéales pour l’utilisation de polymer flooding sont des gisements de haute perméabilité et à 

faible contenu d'argile avec une viscosité de l’huile ne dépassant pas les 0,1 mPa.s in situ. 

Par ailleurs, dans les cas où la perméabilité du gisement est variable, ce type de formulation 

gomme les effets de contraste de la perméabilité, en évitant l'apparition de chemins 

préférentiels. Il faut retenir que les conditions de cisaillement dans un puits peuvent aller au-

dessus de 100 s-1 pendant le drainage, étant 10s-1 une valeur moyenne typique [15 ; 16], et 

même au-delà de 1000 s-1 au niveau de l’injection [7].  

Lorsque les polymères circulent en milieu poreux, les molécules de polymères sont 

retenues, ce qui a pour avantage de réduire la perméabilité de la roche à l'eau mais pour 

inconvénient de diminuer l'efficacité de l'injection. Les mécanismes conduisant à la rétention 

des polymères sont l'adsorption, le piégeage mécanique et la rétention hydrodynamique (voir 

figure II.4)  

 

Figure II.4 : Les différents types de piégeage.  
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1. L'adsorption résulte d'une interaction entre les molécules de polymère et la 

surface solide. Cette interaction se caractérise par une liaison des molécules à la 

surface de la roche due principalement à des liaisons physiques (Van der Waals, 

liaisons hydrogènes) plutôt qu'à des liaisons chimiques. Cette interaction provoque 

une fixation des molécules à la paroi, qui finissent par tapisser la surface solide 

accessible. Il s'agit du principal mécanisme de rétention de polymère.  

  

2. La rétention par piégeage mécanique à lieu lorsque les molécules de 

polymères de taille importante vont se loger dans des pores de petites tailles. Elle 

conduit à une obstruction de certains pores et donc à une réduction de perméabilité 

pouvant être irréversible.  

  

3. La rétention hydrodynamique est difficile à distinguer du piégeage 

mécanique. Elle correspond au piégeage de certaines macromolécules dans des 

pores ou apparaissent des points stagnants. Cette rétention est réversible et varie 

avec le débit d'injection. L'injection de polymères peut être utilisée avec succès 

lorsque la production d'eau commence à devenir supérieure à la production d'huile, 

pour des rapports de mobilité  

Très défavorables à l'imbibition, pour des roches réservoirs de perméabilité assez 

élevée, très hétérogènes et peu argileuses [15].  

II.2.4 comportement rhéologique des polymères   

La rhéologie des solutions de polymère en phase aqueuse est un aspect très 

important à prendre en considération lors de la conception d’un processus de RAP. Les 

courbes d’écoulement et de cisaillement des solutions polymériques à base de 

polyacrylamide ou polysaccharides sont caractérisées par trois régions principales tel que 

démontré dans la figure II.5. Deux régions sont caractérisées par un écoulement Newtonien. 

Dans ces deux régions, le fluide polymérique présente une viscosité indépendante au taux de 

cisaillement. On retrouve ce comportement (Newtonien) à des valeurs de taux de cisaillement 

faibles et élevés (région inférieure et région supérieure). Entre ces deux régions, une 

transition d’un écoulement Newtonien à un écoulement non-Newtonien se produit. Cette 

région de transition est caractérisée par une rhéo-fluidification du fluide polymérique en 

fonction du taux de cisaillement [24].  
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Figure II.5 : Comportement rhéo-fluidifiant typique des solutions polymères.  

 III. Les Tensioactifs   

III.1. Définition :  

Les tensioactifs communément appelés détergents par les biologistes sont des 

composés amphiphiles comportant des domaines polaires et apolaires bien distincts 

présentant une solubilité marquée dans l’eau. Les tensioactifs ou « surfactants » en terme 

anglo-saxon sont des agents de surface capables de réduire la tension interfaciale de mélanges 

(ex, huile et eau) en s’adsorbant aux interfaces.  

Les tensioactifs ont une grande variété d’applications qui incluent la 

perméabilisation et la dissolution des membranes, la solubilisation de corps d’inclusion, ainsi 

que la solubilisation, la biochimie, la cristallisation et la manipulation des protéines 

membranaires.   

La capacité d’un tensioactif à participer à une fonction spécifique dans les 

techniques de biologie structurale ou de biochimie est entièrement reliée à sa structure. La 

partie hydrophile polaire de la molécule de détergent est désignée comme « tête polaire » 

tandis que la partie hydrophobe apolaire est appelée « queue apolaire ». La partie hydrophobe 
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est constituée d’une ou plusieurs chaînes carbonées aliphatiques pouvant être linéaires ou 

ramifiées et comportant généralement entre 8 et 18 atomes de carbone [25].  

III.2. Classification de tensions actifs  

Selon la charge de partie polaire (hydrophile), les tensioactifs sont classés en quatre 

grandes familles :  

 Les anioniques (chargés négativement), les cationiques (chargés positivement), les 

zwitterioniques (possédant plusieurs charges selon le pH) et les non-ioniques (absence de 

charges).  

  

Figure II.6 : Les différents types de tensioactifs  

 Les anioniques : Ces tensioactifs se chargent négativement dans l'eau. C'est le groupe le 

plus utilisé à l’échelle mondiale, exemples : tensioactifs sulfonâtes (LAS1, AOS2, SAS3, 

MES4), tensioactifs sulfatés (AS5, AES6), tensioactifs carboxyles.   

Les non-ioniques : Ces tensioactifs ne se chargent pas électriquement dans l'eau. C'est le 

second groupe le plus consommé mondialement, dans lequel on retrouve la grande famille 

des alkyl phénols polyéthoxylés (APEO) et les éthoxylates d'alcool (AE).   

Les cationiques : Ces tensioactifs se chargent positivement dans l'eau. Bien moins utilisés 

que les deux groupes précédents, on y retrouve néanmoins la grande famille des ammoniums 

quaternaires utilisés par ailleurs pour leurs propriétés biocides.  

 Les zwitterioniques : ou amphotères La recherche de nouveaux produits a naturellement 

conduit le chimiste à associer les charges anioniques et cationiques dans une seule et même 

espèce chimique appelée molécule zwitterioniques, les plus récents des tensioactifs. Ces 

molécules sont donc des composés non ioniques différents des autres composés non ioniques, 

de par leur structure mais également de par leurs propriétés [26].  
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III.3. Propriétés des tensioactifs :  

 Le moussage :   

Elle est une dispersion d’un gaz dans une phase liquide stabilisée par un film dans 

lequel le tensioactif est adsorbé aux deux interfaces eau/air formant une double couche [27].  

 L’émulsion  

Les émulsions sont des dispersions de gouttes d’une phase liquide dans une autre 

phase liquide non miscible. Ces systèmes sont instables du point de vue thermodynamique. 

Les émulsions sont stabilisées par la présence de molécules amphiphiles nommés 

émulsifiants, dont le rôle va être d'abaisser la tension à l’interface.   

Les émulsions ayant une phase continue aqueuse et une phase dispersée huileuse 

sont dites émulsions directes, notées H/E (huile-dans-eau, voir la Figure II.7. Les émulsions 

de phase continuent huileuse et phase dispersée aqueuse sont appelées émulsions inverses et 

notées E/H (eau-dans- huile, Figure II.8).   

On parle alors d'émulsion double ou d'émulsion multiple. Selon la phase continue, 

une émulsion eau dans- huile elle-même en émulsion dans l'eau sera notée E/H/E (eau-dans-

huile dans- eau), et de manière équivalente, H/E/H (huile-dans-eau-dans-huile est schématisé 

sur   la Figure II.8 [28].  

 

Figure II.7 :  Représentation schématique d'une émulsion H/E et E/H.  
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Figure II.8 : Représentation schématique d'une émulsion H/E/H et E/H/E.  

 La solubilisation :  

Les tensioactifs ont la propriété de dissoudre les liquides organiques insolubles dans  

L’eau. Cette solubilisation résulte de l’enveloppement de ces derniers par les micelles suivant 

l’orientation préférentielle des tensioactifs [27].  

III.4. Concentration micellaire critique      

Après la saturation de l'interface par le tensioactif et sous l'influence des forces 

ionique, température et la nature de tension qui formée des micelles ou agrégat ; cette dernier 

est appelé concentration micellaire critique. Avec l'adsorption aux interfaces, la propriété la 

plus intéressante des tensioactifs dans l’eau est certainement leur capacité à former des 

agrégats ordonnés, une fois que leur concentration dépasse un certain seuil, la concentration 

micellaire critique (CMC).  

 La CMC est alors définie comme étant la concentration au-delà de laquelle les  

molécules de tensioactifs s’auto associent et s’arrangent sous forme d’agrégats particuliers 

appelés micelles. A la CMC, de nombreuses propriétés physico-chimiques subissent une 

brusque discontinuité La valeur de la CMC mesurée varie légèrement suivant la méthode 

retenue pour la déterminer. Expérimentalement, la CMC est déterminée par une rupture de 

pente sur une courbe représentant la variation d’une propriété en fonction de la concentration 

en tensioactif La connaissance de cette valeur permet donc de prévoir certains domaines 

d’applications pratiques de ces molécules [29].  
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Figure II.9 : Diagramme de phase d'un tensioactif soluble dans l'eau. CMC : concentration 

micellaire critique ; TK : température de Krafft [30].  

 III.5. Solubilisation des tensioactifs en milieux aqueux :  

La solubilité des tensioactifs ioniques et non-ioniques augmente rapidement au-dessus  

D’une certaine température critique : la température de Krafft TK et la point de trouble.  

     III.5.1 Tensioactifs ioniques   

        Température de Krafft  

Le point de Krafft est un paramètre caractéristique des tensioactifs ioniques : il s’agit 

de la température au-dessous de la laquelle aucune micellisation n’intervient. Il correspond 

également à la température à laquelle la solubilité des tensioactifs ioniques atteint la valeur 

de la concentration critique pour la formation de micelles. A partir de cette température, la 

solubilité augmente brusquement tandis que la CMC reste pratiquement constante. De plus, 

ce point de Krafft correspond à un point triple dans le diagramme de phases température 

composition du binaire eau-tensioactif ionique. Le point de Krafft est très sensible à la 

formule chimique du tensioactif. Dans nombreuses applications, la connaissance de ce 
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paramètre permet le choix d’un tensioactif possédant un point de Krafft inférieur à leur 

température d’utilisation (Figure II.9) [29].  

       III.5.2.  Tensioactifs non ionique   

          Point de trouble   

Le point de trouble est un paramètre caractéristique des tensioactifs non ioniques.  

Lorsque l’on chauffe une solution micellaire refermant ces surfactif l’apport d’énergie 

thermique provoque une déshydratation partielle de la chaîne hydrophile en rompant des 

liaisons hydrogène entre les molécules d’oxyde d’éthylène et d’eau. Si le nombre de ces 

liaisons n’est pas suffisant pour contrebalancer l’enchaînement de la chaîne hydrocarboné du 

tensioactif, la taille des micelles augmente rapidement et le système se sépare en deux phases 

en équilibre, la plus concentrée en tensioactif étant appelée coacervat et l’autre phase diluée, 

dont la concentration en tensioactif est en général voisine de la CMC. Il est connu que la 

formule chimique des tensioactifs non ioniques a une influence assez importante sur le point 

de trouble. Signalons également que cette température est très sensible aux agents externes, 

tels que, les électrolytes, les alcools, les additifs organiques et les tensioactifs ioniques.   

La force motrice de la séparation des phases est la différence entre les masses 

volumiques des phases diluée et coacervat. La démixtion des phases est réversible : par 

refroidissement, à une température au-dessous de la température de trouble, le mélange 

redevient homogène La définition du phénomène de trouble a plusieurs interprétations très 

semblables qui se complètent. Le mécanisme selon lequel a lieu la séparation de phases a été 

assez discuté dans les années 60 à 90, néanmoins il continue d'être une source de controverse.  

Passons en revue quelques phénomènes qui ont lieu durant la formation des micelles jusqu’à 

la température de trouble [29].  

III.6. Les microémulsions   

Les microémulsions sont des mélanges isotropes d’huile, d’eau et de tensioactifs 

généralement avec un Co-tensioactif. Contrairement aux émulsions, les microémulsions sont 

thermodynamiquement stables et translucides, la taille des gouttelettes de la phase dispersée 

est généralement entre 10-100 nm [31].  
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Les interactions microémulsion-mousse sont importantes dans le procédé au gaz à 

basse tension, une nouvelle méthode de récupération assistée du pétrole. Comme les 

systèmes huile-eau-surfactants sont soumis à divers environnements de salinité et que le 

comportement de la phase de microémulsion varie, la résistance de la mousse a également 

été observée pour varier. Cela peut être dû à l'action de micelles gonflées à l'huile dans les 

lamelles liquides. Les microémulsions Winsor de type I ont été caractérisées en fonction de 

la tension superficielle, de la teneur en huile, de la taille des micelles gonflées dans l'huile et 

de la viscosité. Leur impact sur la stabilité de la mousse a été quantifié via des tests 

dynamiques de colonne de verre de style Bikerman et des tests de désintégration statique 

dans une puce micro fluidique de réseau de roche physique pour observer le comportement 

et les tendances à travers les échelles. Les tests de stabilité de la mousse ont démontré jusqu'à 

90% de diminution de la stabilité avec des tendances similaires aux deux échelles, le diamètre 

des micelles gonflées à l'huile passant de 9. 30 à 27,08 nm et la concentration a diminué de 

plus de 80%. La diminution de la disponibilité des micelles et de l'efficacité de la 

structuration micellaire, avec des effets d'interaction, explique l'impact de la microémulsion 

sur la stabilité de la mousse [32].  

III.7. Les tensioactifs dans RAP :  

Pour la récupération assistée des hydrocarbures les tensioactifs sont utilisés an d'agir 

à l'échelle du pore en réduisant la tension interfaciale entre l'huile et l'eau. De ce fait, ils 

permettent d'augmenter fortement le nombre capillaire et donc d'améliorer le déplacement de 

l'huile dans la roche. L'utilisation des tensioactifs permet en particulier de déplacer l'huile 

résiduelle non déplacée par imbibition et d'atteindre une saturation en huile proche de zéro, 

à condition d'atteindre des tensions interfaciales de l'ordre de10−3 mN/m. Pour cela il est 

nécessaire d'utiliser des systèmes de microémulsions. En récupération assistée, les solutions 

de tensioactifs sont injectées sur une durée relativement courte, de façon à avoir un bouchon 

qui est suivi par un drainage avec une solution de polymère. Ce drainage permet d'assurer un 

contrôle de la mobilité par viscosité de façon à ce que l'huile résiduelle remobilisée par le 

bouchon de tensioactifs soit déplacée de façon uniforme et efficace vers le puits de 

production. Un bon contrôle de la mobilité permet d'assurer l'intégrité du bouchon de 

tensioactifs et d'éviter les effets de digitations visqueuses. Des interactions entre le fluide et 

la roche peuvent avoir des effets sur l'efficacité de l'injection de tensioactifs. Il s'agit de 

l'adsorption, des phénomènes capillaires, des échanges de cations et phénomène de 
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précipitation-dissolution. Ces phénomènes peuvent directement ou indirectement affecter la 

rétention des molécules de tensioactifs et réduire l'efficacité de cette méthode [16].  
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CHAPITRE III 

SYNTHESE BIBLIOGRAPHIQUE 

III.1. Les travaux intérieurs 

1. 

          Les chercheurs de ce travail se sont bases dans leurs études dans L’inondation par 

Microémulsion : une récupération améliorée du pétrole efficace pour une faible perméabilité, 

Une sorte de tensioactif Gemini sulfobetaine (DPSB) a été utilisé pour préparer la 

Microémulsion. 

Ce tableau montre les différents paramètres utilisé dans ce travail  

 

le pétrole brut 

 

la viscosité 

La 

salinité de l'eau de 

formation 

La 

Salinité de l'eau 

d'injection 

déshydraté et 

dégazé 

11,8 mPa.s 5888,4 mg / L 485 mg / L 

Tableau III.1 : les paramètres utilisés pour préparer la microémulsion 

La microémulsion a été préparée par l'eau de formation, le pétrole brut, différentes 

concentrations de DPSB et différentes concentrations d'alcool n-butylique et mesuré sa 

viscosité. 

Les résultats dans le tableau suivant :  

la 

concentration 

de DPSB 

La tension 

interfaciale 

huile-eau 

Le pourcentage 

volumique de 

la 

microémulsion 

 

la viscosité 

0,5% 9,1 × 10-4 mN 

/ m 

- - 

1,5% - 31% 4,37 mPa.s 

Tableau III.2 : les résultats de l’inondation en microémulsion 
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Par rapport à l'inondation d'eau, la saturation résiduelle d'huile diminue d'environ 30% dans 

l'inondation en microémulsion. L'efficacité de récupération est augmentée d'environ 4% par 

rapport à la faible concentration d'inondation de tensioactif.  

 

          Ils ont conclu à la fin de cette étude que : 

La viscosité de la microémulsion augmente de manière significative avec l'augmentation de 

La concentration de DPSB et d'alcool n-butylique, la perméabilité relative de la phase 

huileuse augmente et la perméabilité relative de la phase aqueuse diminue dans l'injection de 

microémulsion, le tensioactif DPSB a une meilleure efficacité de récupération d’huile par 

rapport à l'injection d’eau. 

 L’efficacité de la Récupération peut être améliorée d'environ 8% et elle a augmenté de 4% 

par rapport à celle de la faible concentration de surfactant injecté [33]. 

2. 

 Dans ce travail afin d'améliorer la récupération de l'huile, la cinétique de réticulation du 

système HPAM est étudiée par la méthode de la viscosité, et la concentration optimale de 

HPAM et d'agent de réticulation est déterminée avec une forte stabilité thermique et une 

résistance au cisaillement peuvent être obtenu alors que la concentration de HPAM est 

supérieure à 600 mg / L et que la concentration d'agent de réticulation est supérieure à 1400 

mg / L. Sur la base de l'expérience d'inondation, la pression de déplacement et la récupération 

de pétrole mesurées sont comparées à différents poids moléculaires de HPAM, et le poids 

moléculaire optimal de HPAM pour l'injection appliqué dans des réservoirs à faible 

perméabilité est filtré à 1100 millions. Une expérience de déplacement microscopique 

indique que de grosses gouttelettes d'huile ont été formées par l'huile restante dans les petits 

pores pendant le processus de déplacement, et ont été déplacées sous la forme d'un 

écoulement d'huile. 

Le résultat montre que la production d'un seul puits a augmenté de 1400 t, la coupe d'eau 

globale dans toute la zone a diminué de 7,16% et la récupération de pétrole a augmenté de 

3,58% après la faible injection de gel. Par conséquent, il est prouvé que le système d'injection 

HPA pour le contrôle de profil peut améliorer efficacement l'efficacité de récupération du 

pétrole d'un champ pétrolifère à faible perméabilité [34]. 



35 

 

3. 

 Cette étude a comparé les applications potentielles de la gomme xanthane et du 

Polyacrylamide hydrolysé (HPAM) en tant qu'agents d'injection de polymère pour les 

applications de récupération de pétrole lourd dans une gamme de conditions de salinité. Le 

chercheur de ce travail fait des mesures rhéologiques a été effectuées pour examiner le 

changement de viscosité au cisaillement lorsque le polymère était appliqué dans une gamme 

de conditions de réservoir. Il a montré comme résultats que la viscosité au cisaillement de la 

solution de gomme xanthane était moins sensible à l'augmentation des températures et de la 

salinité que celle de la solution HPAM. En conséquence, une injection de gomme xanthane 

est plus efficace que HPAM dans des conditions de réservoir de salinité plus élevée [35]. 

4. 

Cette étude effectuée En chine, Le modèle choisit est 7 puits injecteurs et 18 producteurs et 

l’injection a commencé en 1996. 

Ce tableau montre Les critères de sélection de polymère pour ce travail  

La porosité la perméabilité 

moyenne 

Le type de 

réservoir 

la température viscosité 

d’huile 

23.7% 4.78 d très hétérogène 50 °C 70 CP 

 

Tableau III.3 : Les critères de sélection de polymère 

 

 

Les résultats sont dans le tableau suivant :  

 Avant injection Apres injection 

la production 24.9% 34.9% 

water Cut 89% diminue rapidement 

rapport de mobilité eau-

huile 

27 - 

Tableau III.4 : les résultats de l’injection de polymère 
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5. 

 L'étude initiale sur l'inondation de polymère était limitée aux travaux de laboratoire 

Uniquement. Mais de nombreux chercheurs ont signalé une application sur le terrain de 

L’inondation de polymère. Le HPAM a été utilisé dans le réservoir de grès du champ de 

Marmul situé dans le sud d'Oman.   

En 2001 YABIN et COLL ont étudié l’injection de polymère par HPAM  

Type de réservoir Viscosité Température 

grès 50 CP 50 ° C 

Tableau III.5 : les paramètres de polymère HPAM à haute viscosité 

Ce résultat montre que l'injection de polymère dans un réservoir à haute viscosité peut être 

Applicable. 

 En 2000 et par la suite, l'application de l'injection de polymère était limitée pour les 

réservoirs à haute salinité et à haute température, Tiwari et coll. (2008) ont étudié l'inondation 

de polymères dans le champ pétrolifère de Sanand aux États-Unis.  

 

Type de réservoir Viscosité Température 

grès 20 CP 85 °C 

Tableau III.6 : les paramètres de polymère HPAM à haut température 

          Les résultats montrent que : 

 HPAM a des limites pour l’application dans les réservoirs à haut température et haut salinité 

La température a un effet direct sur l'hydrolyse de la solution de polymère. Dans la Plupart 

des cas d'inondation de polymère, HAPM commence à s'hydrolyser à partir de à Ce 

Phénomène entraîne une diminution de la viscosité de la solution de polymère [36]. 

6. 

 Kumar Rai et coll. (2014) ont étudié la modélisation des surfactants et des inondations SP. 

Selon la simulation d'inondation de surfactant, la récupération supplémentaire après une 

inondation d'eau s'est avérée être de 17,56%, ce qui était comparable au résultat 
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expérimental. Après avoir comparé l'historique avec les données de production 

expérimentales, le facteur de récupération de la simulation de l'inondation SP a été trouvé 

24% de plus que l’injection d’eau. 

Firozjaii a étudié les paramètres efficaces sur la performance de l'injection de polymère et a 

comparé cela à l'injection ASP en utilisant la simulation numérique et la conception 

expérimentale, il a utilisé comme surfactant le bromure de dodécyltriméthylammonium 

(DTAB) et HPAM comme polymère et l’hydroxyde de sodium comme alcalin  

Ils ont montré que la synergie du contrôle de la mobilité et de la réduction de l'IFT pendant 

l'ASP augmentera le facteur de récupération d'huile par rapport à l'injection de surfactant. 

Les critères de sélection de l'injection de polymère seront modifiés lorsqu'il est mélangé avec 

un tensioactif ou un alcalin et ils ont constaté que l'effet de différents facteurs est différent 

dans l'injection de polymère que l'injection d'ASP [36]. 

 

7. 

 Ces dernières années, les chercheurs se sont tournés vers les polymères associatifs. Dans 

cette étude une application de polymères associatifs pour résister à la dégradation dans des 

conditions de température et de salinité élevées peut améliorer la récupération du pétrole Ils 

ont utilisé deux types de polymères : le polymère associatif Superpusher et le polyacrylamide 

HPAM partiellement hydrolysé.  

 

- 

 

le polymère associatif 

Superpusher 

Le polyacrylamide 

hydrolysé 

la concentration 4000 ppm 4000 ppm 

la minéralisation 0,5 mg / l de Na Cl 0,5 mg / l de Na Cl 

Tableau III.7 : la concentration et la minéralisation de HPAM et de polymère associatif 

 

Les résultats montrent que Le polymère associatif augmente la récupération de l’huile pour 

6.52 que l’injection d’eau et 1.67 au-dessus du polyacrylamide hydrolysé [37]. 
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III.2. Conclusion de synthèse travaux : 

 D’après les travaux précédents qu’ils sont fait, les chercheurs ont constaté que : 

- La viscosité de la microémulsion augmente de manière significative avec l'augmentation 

de la concentration d’agent chimique (tension actif, alcali). 

- L’injection de microémulsion augmente la perméabilité relative de la phase huileuse et 

diminue la perméabilité relative de la phase aqueuse. 

- Le système d'injection HPAM de poids moléculaire ultra-élevé / gel phénolique faible 

soluble dans l'eau peut améliorer efficacement l'efficacité de récupération du pétrole d'un 

champ pétrolifère à faible perméabilité. 

- L’injection de gomme xanthane est plus efficace que HPAM dans des conditions de 

réservoir de salinité plus élevée. 

- Les différences significatives d'injectivité et de récupération d'huile sont causées par les 

changements dans la mobilité du fluide injecté. 

- L’injection de polymère dans un réservoir à haute viscosité peut être applicable. 

- Les polymères à base d'acrylamide sont hydrolysés dans un environnement à haute 

température et obtiennent une charge négative. 

- La synergie du contrôle de la mobilité et de la réduction de l'IFT pendant l'ASP augmentera 

le facteur de récupération d'huile par rapport à l'injection de surfactant seul. 

- Les critères de sélection de l'injection de polymère seront modifiés lorsqu'il est mélangé 

avec un tensioactif ou un alcalin. 
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CONCLUSION 

  

             L’objectif de ce travail est l’étude de l’amélioration de la récupération assistée de 

pétrole par l’injection des agents chimiques et le choix d’un bon polymère.  

             Concernent les études qui a fait dans plusieurs laboratoires :  

- L’EOR chimique a été utilisées pour faciliter la mobilité et réduire la tension 

superficielle.  

- L'injection d'une solution diluée d'un polymère soluble dans l'eau augmenter la 

viscosité de l’eau injectée donc améliorer la quantité de pétrole récupérée dans certaines 

formations.  

- Les tensioactifs doit réduisent l'IFT entre l'huile et l'eau et d'améliorer le 

déplacement de l'huile dans la roche.  

- Les alcalines injectés aideront à mobiliser l'huile résiduelle dans les techniques 

chimiques.  

Dans notre travail futur :  

Sur la base de cette étude, voici les axes des développements futurs : 

 Développer des polymères pouvant être utilisés dans des réservoirs à haute 

température et haute salinité (et à haute divalents), On utilisera d’autre types de 

polymères et de tensioactifs. 

 Appliquer l'injection de polymère dans différentes conditions de réservoir (par 

exemple, réservoirs de faible perméabilité, caractéristiques géologiques complexes 

et huiles lourdes). 

 Combinez le polymère avec d'autres procédés (par exemple, l'injection de surfactant 

/ polymère). 
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