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Résumé 

Ce mémoire traite de l’influence des tensioactifs synthétiques et des amphiphiles endogènes 
des huiles pétrolières sur l’obtention de la formulation optimale dans le cadre de la 
récupération améliorée du pétrole (EOR). L’inversion de phase dynamique de systèmes 
Tensioactifs/Huile pétrolière/Saumure émulsionnés à WOR=1 s’est avérée être une méthode 
efficace et rapide pour déterminer les conditions opératoires de formation de microémulsions 
de type WIII, caractérisées par des tensions interfaciales ultra-basses entre les phases 
aqueuse et huileuse. Cette technique permet, en outre, d’étudier les effets croisés de la 
température et de la salinité sur les formulations pétrolières, et de déduire les paramètres à 
appliquer pour atteindre la formulation optimale. L’inversion de phase a ainsi été mise à profit 
pour quantifier les propriétés interfaciales des huiles pétrolières à travers la notion d’EACN, 
et d’en montrer les limites dans le cas de ces huiles complexes. Par ailleurs, cette méthode 
dynamique a permis de caractériser les tensioactifs synthétiques commerciaux et les 
espèces amphiphiles endogènes du pétrole. Pour cela, l’évolution de la salinité (SPI-Slope) 
ou de la température (PIT-Slope) d’inversion de phase du système de référence C10E4/n-
octane/NaClaq (fw=0,5) avec l’ajout de tensioactifs a permis d’établir le premier classement 
des tensioactifs en fonction de ces deux variables de formulation. Ce mémoire présente 
également l’extraction des espèces amphiphiles endogènes de divers pétroles bruts par une 
microémulsion optimale et leur caractérisation par spectrométrie de masse haute résolution. 
Finalement, en exploitant les données de l’inversion de phase, différents descripteurs de 
l’activité interfaciale des tensioactifs et des huiles ont pu être utilisés pour prédire les 
conditions d’obtention de la formulation optimale pour le domaine EOR. Les descripteurs 
obtenus sont un point de départ important pour simplifier le choix des tensioactifs à utiliser 
pour un brut donné dans des conditions de température et salinité fixées. 

 

Abstract 

This manuscript deals with the influence of synthetic surfactants added and the endogenous 
surfactants of crude oil on the optimum formulation obtainment in the field of enhanced oil 
recovery (EOR). The dynamic phase inversion of Surfactant/Crude oil/Brine emulsified 
systems at WOR=1 turns out to be a fast and efficient practical tool to assess the conditions 
to obtain WIII microemulsions which are specific of ultra-low interfacial tensions between 
crude oil and aqueous phases. This technique allows to study the crossed effects of 
temperature and salinity on petroleum formulations, and also to find the parameters to apply 
in order to reach the optimum formulations. The dynamic phase inversion has also be used 
to quantify the interfacial activity of crude oils through the EACN concept, as well as showing 
its limitations in the case of these complex oils. Furthermore, this dynamic method succeeds 
in characterizing the trade synthetic surfactants and the endogenous amphiphilic species of 
crude oils. To this end, the evolution of the salinity (SPI-Slope) or the temperature (PIT-
Slope) phase inversion of the reference system C10E4/n-octane/NaClaq (fw=0,5) with the 
surfactant addition has allowed to schedule the first surfactant classification towards these 
two formulation variables. This manuscript presents also the extraction of endogenous 
surfactants of several crude oils by an optimal WIII microemulsion and their characterization 
according to high resolution mass spectrometry techniques. Finally, by exploiting the phase 
inversion data, different descriptors of surfactants and oils interfacial activities can be used to 
predict the optimum formulation conditions for EOR applications. The obtained descriptors 
are a starting point to simplify the choice of surfactants to use for a given crude oil at fixed 
temperature and salinity conditions. 
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Abréviations 

 

σ : Coefficient d’hydrophilie du tensioactif ionique de l’équation du HLD 

σ* : Rapport de solubilisation à la formulation optimale 

α – EON : Coefficient d’hydrophilie du tensioactif non-ionique de l’équation du HLD 

 : Tension interfaciale entre la phase aqueuse et l’huile (mN.m-1) 

τ : Coefficient de température de l’équation du HLD normalisée égal à cT/k (°C-1) 

δ : Coefficient de salinité de l’équation du HLD normalisée égal à 1/k pour la forme ionique et     
     b/k pour la forme non-ionique 

η : viscosité dynamique (Pa.s) 

1-BuOH : 1-butanol 

2-BuOH : 2-butanol 

aH : Constante de Huh 

API : Densité de l’huile pétrolière selon l’American Petroleum Institute 

ASCI : Asphaltene Solubility Class Index / Indice de solubilité des asphaltènes 

CiEj : Alcool polyéthoxylé pur 

CiEOj : Alcool polyéthoxylé commercial 

cT : Coefficient thermique de l’équation du HLD (°C-1) 

DBE : Double Bond Equivalent / Nombre d’insaturation 

dPIT/dx : PIT-Slope (°C) 

dSPI/dx : SPI-Slope (g.L-1 ou wt% NaCl) 

E/H : Eau dans l’Huile 

EACN : Equivalent Alkane Carbon Number / Nombre de carbone de l’alcane équivalent 

EO : groupe d’oxyde d’éthylène 

EON : Nombre de groupes éthoxylés 

EOR : Enhanced Oil Recovery / Récupération améliorée du pétrole 
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f(A) : Fonction dépendante de la nature et de la concentration de l’alcool de l’équation du    
         HLD 

FT-ICR-MS : spectrométrie de masse par résonance cyclonique ionique à transformée de  
                      Fourier 

H/E : Huile dans l’Eau 

HLB : Hydrophilic Lipophilic Balance / Balance hydrophile – lipophile 

HLD : Hydrophilic Lipophilic Deviation / Déviation hydrophilie – lipophile 

i-Cx : Chaine carbonée ramifiée 

k : Coefficient caractéristique de l’influence de l’huile de l’équation du HLD 

n-Cx : Chaine carbonée linéaire 

NaClaq : NaCl solubilisé en solution aqueuse 

PACN : Prefered Alkane Carbon Number / Nombre de carbones de l’alcane préféré 

PIT : Phase Inversion Temperature / Température d’inversion de phase 

PO : Groupe d’oxyde de propylène 

R : Rapport de Winsor 

RMN : Résonance magnétique nucléaire 

S* : Salinité optimale 

SAD : Surfactant Affinity Difference / Affinité du tensioactif pour la phase aqueuse ou huile 

SARA : Fraction saturée, aromatique, de résines et d’asphaltènes d’un brut pétrolier 

SDS : Dodécyl Sulfate de Sodium 

SOW : Système tensioactifs/Huile/Eau 

SPI : Salinity Phase Inversion / Salinité d’inversion de phase 

wt% : Pourcentage massique 
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Introduction Générale 

 

Aujourd’hui, les compagnies pétrolières souhaitent maximiser leur profitabilité et continuer à 

produire du pétrole à bas coûts, notamment par une optimisation de l’étape d’extraction. 

Cette politique résulte de la difficulté à trouver de nouveaux puits de pétrole viables car la 

plupart des réservoirs ont déjà été explorés ou exploités. Les bassins pétroliers non explorés 

sont quasiment tous, à l’heure actuelle, localisés dans des zones climatiques sensibles pour 

l’extraction tels qu’en Antarctique ou dans le cercle polaire Arctique. Si l’exploitation de 

pétroles non conventionnels permet d’augmenter la production d’hydrocarbures, elle induit 

des dépenses énergétiques élevées (injection de vapeur pour la récupération de pétrole 

lourd) ou est à l’origine de problèmes environnementaux et politiques (fracturation 

hydraulique pour extraire les huiles de schiste) qui entrainent également un coût économique 

non négligeable. Comme le pétrole reste une source énergétique de premier plan avec une 

consommation globale qui augmentera de 8% d’ici 2040 avec les politiques actuelles [1], il 

est nécessaire d’augmenter significativement le rendement d’extraction des puits existants 

pour répondre à la demande. Même en prenant en compte les scénarios politiques les plus 

optimistes vis-à-vis du développement durable, le pétrole restera une source importante du 

mix énergétique qu’il faudra produire en quantité suffisante par des techniques d’extraction 

améliorées (figure 1). 

 

Figure Intro.1 : Consommations mondiales réelles en pétrole en 2018 et prédites en 2030 et 2040 suivant les 
régions du monde et le type de scénarios politiques [1] 

Il existe différentes techniques de récupération améliorée (EOR) permettant d’augmenter le 

rendement d’extraction des méthodes conventionnelles classiquement évalué entre 20 et 

40% [2,3]. L’idée d’améliorer le rendement de l’extraction d’hydrocarbure des puits pétroliers 

n’est pas nouvelle et date du début du 20ème siècle [4,5]. Mais le développement des 

techniques de récupération améliorée du pétrole a réellement débuté à la fin de la seconde 

guerre mondiale au moment où les propriétaires de puits pétroliers virent leur production d’or 

noir diminuer significativement alors qu’une quantité importante d’hydrocarbures restait 

piégée dans la roche. Motivées par cette chute de production et par l’augmentation de la 

demande mondiale, les premières études ont permis d’identifier trois grands procédés de 

récupération améliorée : thermique [6], chimique [7–9] et par injection de gaz miscible 

[10,11]. Parmi ces procédés, la récupération améliorée par voie chimique est rapidement 

reconnue comme celle permettant d’obtenir le meilleur rendement d’extraction [3]. 
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Le développement des techniques EOR prend une ampleur inédite à la suite des chocs 

pétroliers de 1973 et 1979 qui montrent la forte dépendance des pays industrialisés envers 

les pays producteurs de pétrole du Moyen-Orient. L’intensité des développements 

technologiques liés à l’EOR résulte plus, à cet instant, d’une volonté politique 

d’indépendance énergétique que d’un gain économique sur la production [12]. Depuis les 

années 70, on sait que l’ajout d’un mélange de tensioactifs permet de diminuer de façon 

drastique la rétention capillaire du pétrole dans les roches du réservoir, grâce à la réduction 

de plusieurs ordres de grandeur de la tension interfaciale entre l’huile piégée et l’eau injectée 

[13,14]. Cette baisse de tension interfaciale intervient à des conditions de température et de 

salinité variant selon la nature du pétrole et du type de tensioactifs utilisés pour des raisons 

mal comprises à l’époque [15–17]. De la même façon, il a été également montré que l’ajout 

d’alcool en complément des tensioactifs facilite l’obtention d’une tension interfaciale ultra-

basse (<10-3 mN.m-1) [18–20]. L’ensemble des conditions qui permettent d’obtenir ce 

minimum de tension interfaciale est appelé formulation optimale [15,18].  

Ce minimum de tension est associé à l’apparition d’un système triphasique nommé Winsor III 

(WIII) [21–29]. Ce type de système est composé de trois phases à l’équilibre 

thermodynamique (aqueuse, médiane et huile) et a été découvert par Schulman et al. en 

1959 [30]. La phase médiane constituée d’une microémulsion bicontinue d’eau et d’huile 

séparées par un film interfacial de tensioactifs, contient la plus grande partie du tensioactif  

et présente des tensions interfaciales ultra-basses avec les phases aqueuse et huileuse en 

excès [31–33]. En 1979, Huh [34] propose une équation pour lier ce minimum de tension 

interfaciale et le volume  de la phase « microémulsion » dans les systèmes WIII. Son étude 

était basée sur un modèle simple de la microémulsion bicontinue qui se traduisait par une 

équation reliant le minimum de tension interfaciale * avec le rapport de solubilisation de 

l’huile optimal σ* (Eq. 1). Cette équation est très utile sur le plan pratique car elle permet 

d’estimer rapidement le minimum de tension à partir du rapport de solubilisation obtenu du 

volume relatif des 3 phases à l’équilibre (figure 2). 

𝜎∗2. 𝛾∗

cos(
𝜋
4)
= 𝑎𝐻(1) 

Durant cette même année, une seconde avancée majeure dans le domaine de l’EOR 

chimique est réalisée par Salager et al. [35]. Cette étude est historique dans le sens où elle 

établit la première corrélation générale entre l’obtention de la formulation optimale (minimum 

de tension) avec des tensioactifs anioniques et les différentes variables de formulation : le 

type d’huile, la salinité de la phase aqueuse injectée, la température et la nature de l’alcool. 

L’année suivante, Bourrel et al. établissent une corrélation similaire pour les tensioactifs non-

ioniques [36], élargissant ainsi la gamme de tensioactifs utilisables. Ces deux équations 

semi-empiriques seront à la base du concept du HLD développé ultérieurement par Salager 

et al. décrivant les influences croisées des variables de formulation (salinité, température, 

type d’huile) et de celles caractérisant les espèces amphiphiles (tensioactifs, alcools, etc.) 

dans l’état final du système. La formulation optimale est définie ainsi pour la condition HLD = 

0 dans laquelle le tensioactif a la même affinité pour la phase huileuse que pour la phase 

aqueuse (voir Figure 2). Ces équations du HLD (Eq. 2 et 3) sont novatrices car elles 

permettent d’établir la relation entre les différentes variables et d’estimer, par exemple, la 

salinité « optimale » nécessaire à l’obtention du minimum de tension interfaciale, en fonction 

des conditions de température et du système de tensioactifs utilisé. Cette équation est d’un 

grand intérêt pour l’application EOR car elle met en évidence l’influence des différentes 

variables et réduit considérablement le temps d’expérimentation nécessaire pour atteindre ce 

minimum de tension. 
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𝐻𝐿𝐷 = 𝐿𝑛(𝑆) − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝑓(𝐴) + 𝜎 + 𝑐𝑇(𝑇 − 25) = 0(2) 

𝐻𝐿𝐷 = 𝛼 − 𝐸𝑂𝑁 + 𝑏. 𝑆 − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝜙(𝐴) + 𝑐𝑇(𝑇 − 25) = 0(3) 

 

 

Figure Intro.2 : Phénomène caractéristique de tension interfaciale ultra-basse à la formulation optimale pour les 
systèmes SOW à l’équilibre [37] 

 

On pourrait penser que l’emploi conjoint des équations du HLD (Eq. 2 et 3) et de Huh (Eq. 1) 

soit suffisant pour prédire la formulation optimale pour un pétrole donné. En réalité, les 

équations HLD, initialement développées avec des huiles modèles simples, se sont révélées 

mal adaptées à l’étude des systèmes pétroliers rencontrés en EOR, constitués d’huiles 

complexes et de tensioactifs industriels mal définis structurellement.  

Malgré l’introduction de la notion du EACN (Equivalent Alkane Carbon Number) mieux 

adapté aux huiles complexes [38], l’estimation des paramètres caractéristiques des 

tensioactifs commerciaux [39] ou l’incorporation de modèles prédictifs [40–42], la prédiction 

des conditions optimales pour les applications EOR demeure très approximative. En outre, 

les phénomènes de partage du système de tensioactifs entre le film interfacial et l’huile 

[43,44] et la présence des tensioactifs endogènes au sein du pétrole (acides naphténiques, 

asphaltènes) [45,46] qui peuvent fortement modifier le comportement de phase en fonction 

du pH [47], complexifient la description de ces systèmes et s’éloignent des contributions 

linéaires des variables rapportées dans les équations du HLD. Enfin, le HLD étant défini par 

deux équations différentes selon que le tensioactif est de type ionique ou non-ionique est 

mal adapté aux systèmes de tensioactifs employés en EOR qui sont constitués de mélanges 

de tensioactifs ioniques et non-ioniques [48] ou de tensioactifs ioniques rallongés comportant 

des bras espaceurs éthoxylés (EO)n et/ou propoxylés (PO)n. [39]. 

La tendance actuelle est de synthétiser de nouveaux tensioactifs permettant d’augmenter 

l’efficacité de l’extraction tels que les tensioactifs rallongés, les tensioactifs polymériques ou 

encore les liquides ioniques [49–55]. Les conditions d’obtention du minimum de tension sont 

classiquement déterminées par l’étude du diagramme de phase à l’équilibre (balayage en 

salinité le plus souvent) et la valeur de ce minimum est estimée à partir du rapport de 

solubilisation via l’équation de Huh (Eq. 1).  
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Cette méthode est efficace, mais chronophage car plusieurs mois sont parfois nécessaires 

pour atteindre l’équilibre thermodynamique dans le cas des systèmes pétroliers. De plus, les 

tensioactifs endogènes du brut entrainent souvent des incompatibilités avec le système de 

tensioactifs synthétiques en conduisant à des phases visqueuses inacceptables pour les 

applications EOR (bouchage de puits, perte d’injectivité, …etc.) [47,56]. L’addition de ces 

problèmes physico-chimiques nuit donc gravement à l’efficacité de la recherche du système 

de tensioactifs adéquat pour un pétrole donné. 

Dans ce contexte, l’objectif de cette thèse est double : 

• d’une part, de quantifier l’activité interfaciale des espèces amphiphiles endogènes 

des huiles pétrolières et des tensioactifs synthétiques commerciaux, afin de proposer 

des descripteurs pertinents de leurs propriétés physicochimiques capables de guider 

la sélection des tensioactifs pour les applications EOR.  

• d’autre part, de proposer une nouvelle méthodologie de détermination des conditions 

permettant de repérer la formulation optimale de manière plus rapide, plus 

économique, et plus précise que la méthode traditionnelle d’observation du 

comportement de phase. 

 

Cette thèse s’articule autour de cinq chapitres. Le premier chapitre présente l’état de l’art 

relatif aux techniques, aux méthodes et aux tensioactifs utilisés en EOR. Il inclut une étude 

bibliométrique des acteurs académiques et industriels du secteur, ainsi qu’une présentation 

imagée de la bibliographie au travers de cartes conceptuelles. Le second chapitre traite de 

l’utilisation du concept d’inversion de phase dynamique en température et en salinité pour 

identifier rapidement la formulation optimale de systèmes EOR réels. Celle-ci est repérée par 

diverses techniques complémentaires (conductimétrie, rhéologie et rétrodiffusion de lumière) 

capables de fournir des informations sur l’efficacité du système de tensioactifs et la formation 

éventuelle de phases visqueuses. Le troisième chapitre est consacré à l’évaluation du 

rapport hydrophile/lipophile des tensioactifs synthétiques utilisés en EOR. Dans le quatrième 

chapitre, une analyse des différents bruts pétroliers sélectionnés et de leurs tensioactifs 

endogènes est effectuée au travers de différentes techniques analytiques, en particulier la 

spectrométrie de masse haute résolution, couplées à une analyse physico-chimique basée 

sur l’inversion de phase dynamique. Une nouvelle méthode d’extraction du matériau 

interfacial des huiles pétrolières est également développée et comparée avec celle de la 

Wet-Silica. Le dernier chapitre réalise une synthèse de tous les descripteurs déterminés 

dans les chapitres précédents, que ce soit ceux des tensioactifs synthétiques ou des huiles 

pétrolières, pour générer une nouvelle équation de prédiction de la formulation optimale, 

basée sur le HLD, et plus adaptée au domaine des applications EOR. Il propose également 

une représentation graphique simple tirée des chapitres précédents permettant d’optimiser 

facilement une formulation de tensioactifs existante pour un pétrole donné.  
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Chapitre I 

I. Enjeux, bibliométrie et état de l’art de l’EOR 
chimique 
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Introduction 

Les études physico-chimiques liées à la récupération améliorée du pétrole se révèlent 
généralement complexes, en partie à cause de la nature des huiles pétrolières et des 
tensioactifs mis en jeu. Les nombreux travaux depuis les années 70 ont permis d’établir une 
base théorique importante qu’il est nécessaire de prendre en compte en vue d’appréhender 
ce domaine. Après une description des huiles pétrolières, le but de ce chapitre introductif est 
de rendre compte des récentes avancées dans le domaine de l’EOR chimique, ainsi que les 
notions et modèles théoriques liés aux mélanges Tensioactif/Huile/Eau. Une description 
bibliométrique est également effectuée en vue de mieux visualiser le sujet général avec tous 
ses enjeux et acteurs. 

 

1.1. Généralités sur le pétrole brut 

1.1.1. Histoire de l’industrie pétrolière 

Le pétrole, emprunt du latin médiéval « petroleum » signifiant « huile de pierre », est connu 
et utilisé depuis l’antiquité comme ciment pour le pavage des rues, sources de chauffage et 
d’éclairage et également comme produit pharmaceutique. Au moyen âge, la découverte de 
la distillation du pétrole permet l’utilisation de ce produit pour les lampes à pétrole [57], mais 
également comme une arme (possible présence de kérosène dans le feu grégeois). A partir 
de 1850, le pétrole commence à être exploité de façon industrielle dans l’état de 
Pennsylvanie et également en Ukraine à partir de 1861. L’intensification des transports à 
partir des années 1900 confère au pétrole un statut de matière première stratégique. La 
période s’étalant de 1920 à 1970 est marquée par une série de grandes découvertes de 
gisements, notamment au Moyen-Orient, qui attirent toutes les convoitises. Le contrôle des 
puits de pétrole situés en Europe et en Afrique du Nord a également été un enjeu stratégique 
lors de la seconde guerre mondiale [58]. L’importance de l’exploitation du pétrole augmente 
avec l’émergence de nouveaux produits, outre les carburants, issus de son raffinage tels que 
les matières plastiques, les textiles, les caoutchoucs artificiels ainsi que les intermédiaires de 
synthèse pour l’industrie chimique et pharmaceutique. La période de 1970 à 1980 marque un 
tournant dans l’exploitation pétrolière avec les deux chocs pétroliers de 1973 et 1979 qui ont 
entrainé la montée du prix du baril et démontré l’influence des nouveaux pays exportateurs 
de pétrole issus du Moyen-Orient sur les puissances occidentales. Le prix du baril diminue à 
partir de 1986 mais remonte en 2003 suite à la spéculation sur les matières premières en 
général, pour s’effondrer en 2014 de par l’exploitation du pétrole de schiste au Etats-Unis et 
également aux évènements relatifs au « Printemps Arabe » (Figure 1). La production et la 
consommation mondiale restent, quant à elles, en nette croissance durant cette période [59] 
(Figure 9). 
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Figure I.1 : Evolution du prix du baril en fonction des années [60] 

 

1.1.2. Origines, composition et raffinage du pétrole brut 

Le pétrole est une huile minérale issue de la biodégradation de la matière organique 
(animale et végétale) accumulée puis sédimentée. Après enfouissement, sous certaines 
conditions de température et de pression et en présence de bactéries anaérobies, cette 
matière est dégradée et maturée en hydrocarbures ou en gaz naturel (suivant la composition 
en hydrogène des sédiments). Les réactions chimiques de pyrolyse transformant la matière 
organique en pétrole se déroulent sur des millions d’années et sont favorisées par les 
périodes de réchauffement climatiques notamment pour la bioaccumulation des sédiments 
organiques. Les contraintes géologiques et géographiques ont également une incidence 
importante sur la nature du pétrole emprisonné et donc sur sa composition [61]. Le pétrole 
brut est majoritairement composé d’un mélange complexe d’hydrocarbures linéaires et 
ramifiés, cycliques saturés (cyclohexane, cyclopentane…) ou aromatiques (benzène, 
toluène…). En fonction des proportions relatives de ces familles d’hydrocarbures, il est 
possible de classer le pétrole en trois catégories différentes : « paraffinique » s’il y a une plus 
grande proportion de molécules linéaires (très recherché pour produire des carburants légers 
comme l’essence ou le gazole), « naphténique » pour une plus grande proportion en 
molécules cycliques saturées, et « aromatique » avec une proportion importante de 
molécules aromatiques. Le pétrole contient également de nombreuses molécules contenant 
des hétéroatomes tels que des dérivés azotés, oxygénés et surtout soufrés (thiols, 
mercaptans) ainsi que des impuretés métalliques comme le vanadium, le nickel ou le 
mercure avec présence de sels et d’eau [62].  

Il est également possible de classer les bruts pétroliers suivant leurs propriétés physiques 
tels que leur fluidité, leur viscosité ou encore leur densité. La densité est la valeur physique 
la plus discriminante pour les bruts pétroliers et s’exprime en degrés API (Eq. 1). 

𝐴𝑃𝐼 = 
141,5

𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑡éà15°𝐶
− 131,5(𝐼. 1) 
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Cette unité de mesure a été créée par l’American Petroleum Institute pour caractériser de 
façon plus simple la densité d’un pétrole. Plus le degré API d’un pétrole est bas, plus il est 
considéré comme « lourd » et donc moins intéressant pour les raffineurs car la proportion de 
coupes légères de grande valeur (essence, naphta, diesel) est faible. A l’inverse, plus le 
degré API est élevé, plus le pétrole est dit « léger » et donc intéressant de par la grande 
abondance de coupes légères. La mesure API va de 20° pour les pétroles lourds à 60° pour 
les très légers. A titre de comparaison, l’eau ayant une densité de 1 possède un degré API 
de 10°.  

Dans le cas des bruts pétroliers, la densité augmente avec la viscosité (sauf pour les bruts 
très paraffiniques), et permet ainsi d’estimer les propriétés d’écoulement du brut avec la 
mesure de densité API [63]. De manière générale, les bruts pétroliers ont un comportement 
newtonien et suivent la loi d’Arrhenius (Eq. 2, Figure 2), excepté pour les bruts fortement 
paraffiniques avec lesquels il est possible d’obtenir un seuil d’écoulement. 

𝜂 = 𝐴𝑒
𝐸𝑎
𝑅.𝑇𝑜𝑢𝐿𝑛(𝜂) = 𝐿𝑛(𝐴) +

𝐸𝑎

𝑅. 𝑇
(𝐼. 2) 

     

 

Figure I.2 : Données de viscosité pour un brut lourd de densité 0,939 g.mL-1 à différentes températures [64] 

 

Dans l’optique du raffinage du pétrole, la composition chimique du brut est une donnée 
importante car elle va conditionner l’obtention de coupes légères ou plus lourdes qui n’auront 
pas la même application au final (carburants, intermédiaires de synthèse, bitumes, …) [65]. 
Les raffineurs utilisent la fraction SARA (Saturates, Aromatics, Resins and Asphaltenes) pour 
estimer la proportion de molécules saturées et aromatiques très intéressantes pour 
l’obtention de carburant essence, kérosène et diesel, mais également la proportion de 
molécules contenant des hétéroatomes (notamment le soufre) pour la protection des 
catalyseurs et des fractions plus lourdes pour l’obtention de fuels lourds et de bitumes 
(Figures 3 et 4).    
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Figure I.3 : Illustration des hydrocarbures présents dans le brut, mis en relation avec la fraction SARA [65] 

 

Figure I.4 : Les différentes coupes pétrolières en fonction de la longueur de la chaine de l’hydrocarbure [65] 
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Comme mentionné dans la figure 3, la fraction « Saturés » du pétrole regroupe tous les 
alcanes linéaires, ramifiés et cycliques saturés. Ils sont très intéressants pour l’obtention de 
carburants essence, kérosène et diesel. Les paraffines hydrocarbonées font également 
partie des « Saturés ». La fraction « Aromatiques » regroupe toutes les molécules 
hydrocarbonées aromatiques qui sont très appréciées dans les carburants essences mais 
également très néfastes sur la qualité des carburants kérosènes et diesel. La catégorie 
« Résines » regroupe toutes les molécules, saturées ou non, possédant des hétéroatomes 
tels que l’oxygène, l’azote ou le soufre. Ces molécules sont le plus souvent polaires et sont à 
l’origine de la plupart des propriétés interfaciales du pétrole (alcools, acides naphténiques) 
[66]. La famille des « Asphaltènes », quant à elle, est la fraction la plus lourde du brut 
pétrolier, insoluble dans les n-alcanes (n-pentane et n-heptane), et qui possède de 
nombreuses propriétés interfaciales. On lui attribue notamment une stabilisation forte des 
émulsions eau dans brut engendrées suite à la récupération et au transport du brut par 
pipeline.  

Plusieurs méthodes existent pour déterminer la fraction SARA d’un brut (distillation, GC, 
HPLC…) ce qui implique que les résultats obtenus peuvent varier suivant la méthode 
utilisée. De plus, la fraction SARA peut être corrélée avec des facteurs chimiques ou 
physiques de l’huile pétrolière tels que sa densité API ou son taux de soufre, qui sont des 
données à prendre en compte pour l’étape de raffinage [67]. 

Au-delà de la fraction SARA, il est désormais possible d’obtenir une description beaucoup 
plus fine des composés chimiques présents au sein des huiles pétrolières grâce à la 
spectrométrie de masse haute résolution [68]. En effet cette technique d’analyse, mise au 
point initialement pour l’étude des distillats du pétrole [69], permet de définir une formule 
brute pour chaque espèce chimique ionisée détectée si la résolution est suffisamment 
bonne. Sur ce point, la spectrométrie de masse par résonance cyclonique ionique à 
transformée de Fourier (FT-ICR MS) possède une très haute résolution et permet l’étude de 
composés lourds et polaires suivant la source d’ionisation utilisée [70–72]. Le choix de cette 
source d’ionisation va permettre l’étude plus ou moins ciblée d’une certaine classe de 
composants du pétrole [73]. L’ionisation par électrospray (ESI), réalisée habituellement par 
addition à l’échantillon d’hydroxyde d’ammonium en mode négatif et d’acide formique en 
mode positif, permet de détecter les composés fortement polaires possédant des 
hétéroatomes tels que l’Oxygène, l’Azote ou le Soufre [74]. A l’inverse, la photo-ionisation à 
pression atmosphérique (APPI) réalisée par exposition de l’échantillon à des photons UV 
permet de discriminer toutes les molécules aromatiques [74].  

Ces différentes analyses permettent d’obtenir, après traitements mathématiques de chaque 
pic du spectre de masse, des représentations de type Van Krevelen ou « double-bond 
equivalent » (DBE) permettant de discriminer la structure et l’abondance du composé 
chimique dans l’échantillon comme présenté sur la figure 5. Le diagramme de Van Krevelen 
est très utile pour comparer les composants possédant le même hétéroatome (par exemple 
l’Azote N) mais suivant des nombres d’atomes différents au sein de la molécule (N1, N2, N3, 
… etc). Il est construit en projetant le ratio atomique d’hydrogène par rapport au carbone H/C 
en fonction du ratio atomique d’oxygène par rapport au carbone O/C. En fonction de la 
valeur de ces ratios, chaque molécule analysée dans l’échantillon correspond à un point du 
diagramme spécifique et peut être associée à un type particulier de molécule, dans la 
mesure où les valeur de ces ratios délimitent des régions qui leurs sont propres [75]. Le 
diagramme « Double-bond equivalent », qui représente le nombre d’insaturations en fonction 
du nombre de carbones de la molécule est également très utile pour donner une description 
structurale des composés analysés car le niveau d’insaturation peut directement renvoyer à 
des données de structures (par exemple un cycle benzénique correspond à un DBE de 4) 
[76].  
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La finesse de l’analyse permet d’étudier une fraction particulière du pétrole mais aussi 
l’ensemble des fractions par recoupement des différentes mesures suivant les sources 
d’ionisation utilisées. Cette technique trouve une application directe dans le raffinage en vue 
de déterminer les huiles pétrolières économiquement valorisables ainsi que de détecter les 
composés problématiques pour la chaine de raffinage, notamment pour les catalyseurs de 
production, tels que les composés fortement azotés ou soufrés qui vont générer des NOx et 
des SOx lors de leur combustion.  

 

Figure I.5 : Diagramme de Van Krevelen (gauche) et « double-bond equivalent, classe O2 » (droite) d’une huile 
pétrolière [77] 

Concernant le raffinage du pétrole brut, la première étape consiste en un dessalement du 
brut pétrolier entrant suivi d’une distillation qui va séparer les différentes coupes pétrolières 
de la plus légère à la plus lourde. Hormis les coupes très légères tels que les gaz 
combustibles (méthane, éthane) et les gaz de pétrole liquéfiés (propane, butane) 
directement commercialisables, les autres coupes pétrolières vont devoir subir de nombreux 
traitements chimiques pour être valorisées sous forme de carburants ou d’intermédiaires de 
synthèse [65]. Ces traitements chimiques sont de trois grands types : les procédés 
permettant d’obtenir des essences à haut indice d’octane (RON), ceux transformant les 
coupes lourdes en coupes plus légères et ceux permettant une élimination du soufre des 
coupes pétrolières comme indiqué par la figure 6.  

 

Figure I.6 : Schéma simplifié d’une unité de raffinage [65] 
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1.1.3. Production, exploitation et consommation actuelle 

En termes de demande en pétrole, 4622 millions de tonnes de pétrole, soit 97,8 millions de 
barils par jour ont été consommés en 2017, que cela soit pour les carburants, la pétrochimie 
ou la dépense énergétique. Cette consommation en pétrole présente aussi de grandes 
disparités autour du monde. En effet, la consommation par habitant calculée sur une année 
dépasse 2,5 tonnes de pétrole pour les Etats-Unis, le Canada ou encore l’Arabie Saoudite, 
alors qu’il est inférieur à 0,5 tonnes par habitant pour la majorité des pays d’Afrique et d’Asie, 
Chine comprise (figure 7).  

 

Figure I.7 : Consommation de pétrole par habitant en 2017 (tonnes) [59] 

La production pétrolière, quant à elle, a augmenté de 0,6% en 2017 par rapport à 2016 avec 
une nette progression de la production pour les Etats-Unis (+690 000 barils/jour) et la Libye 
(+440 000 barils/jour). Néanmoins, certaines régions ont montré des baisses importantes de 
production telles que le Moyen-Orient avec l’Arabie Saoudite (-450 000 barils/jour) ou encore 
l’Amérique du Sud avec le Venezuela (-280 000 barils/jour). Depuis 1965, la production 
pétrolière répond bien à la consommation, même si la demande mondiale journalière en 
pétrole est légèrement supérieure à sa production depuis 1981 comme montré dans la figure 
8.  

 

Figure I.8 : Evolution de la production et de la consommation pétrolière mondiale en fonction des années [59] 
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Cette demande énergétique mondiale a augmenté de 2,2% en 2017, alors qu’elle avait déjà 
augmenté de 1,2% en 2016. C’est la plus forte augmentation depuis 2013 [59]. Les plus 
fortes augmentations de consommation sont celles du gaz naturel, des énergies 
renouvelables et du pétrole brut. La Chine reste, pour la 17ème année consécutive, le plus 
gros consommateur d’énergie avec 3,1% d’augmentation en 2017. La consommation liée au 
pétrole, quant à elle, a augmenté de 1,8% en 2017, soit 1,7 millions de barils en plus par 
jour. L’augmentation de consommation est en grande partie due à la Chine (+500 000 
barils/jour) et aux Etats-Unis (+190 000 barils/jour). Ces chiffres indiquent que le pétrole 
reste une source énergétique majeure dont la part dans la consommation mondiale reste 
bien supérieure à d’autres sources d’énergies tels que le nucléaire ou le renouvelable 
comme le montre la figure 9. 

 

Figure I.9 : Evolution de la consommation énergétique mondiale par source en fonction des années [59] 

En effet, si on excepte les chocs pétroliers de 1973 et de 1979 et la crise financière de 2008, 
la consommation énergétique mondiale des énergies fossiles (pétrole, charbon et gaz 
naturel) ne cesse d’augmenter. Les parts du nucléaire et de l’hydroélectricité restent quant à 
elles constantes depuis la fin des années 80. On observe également une constante 
augmentation de la consommation liée aux autres énergies renouvelables depuis les années 
2000, par la volonté des gouvernements actuels de limiter le réchauffement climatique. Le 
pétrole est néanmoins une énergie fossile qui, par définition, sera épuisée dans le futur de 
par sa très lente formation qui se réalise sur des millions d’années. Il convient donc d’évaluer 
les réserves de pétrole qui sont exploitées depuis les années 1880. Paradoxalement, les 
réserves de pétrole prouvées augmentent d’années en années grâce à l’amélioration des 
techniques d’extraction le plus souvent (détection de nappes plus profondes, forages plus 
performants et amélioration du rendement de l’extraction) comme montré sur la figure 10. 
Cet accroissement des réserves en pétrole est également dû à l’exploitation de pétroles non 
conventionnels tels que le pétrole de schiste aux Etats-Unis ou celui issu des sables 
bitumineux au Canada [78]. Actuellement, les réserves prouvées sont à hauteur de 1697 
milliards de barils en l’état actuel des techniques d’extraction et de traitement. Ces réserves 
restent globalement constantes depuis 2013 et seraient suffisantes pour les 50 prochaines 
années de production et de consommation, si elles suivent les chiffres de 2017. Cependant, 
le fait que ces réserves n’ont pas augmenté depuis 2013 rend compte d’une certaine limite 
technologique à l’exploitation du pétrole et qui, a fortiori, repose le problème de sa pérennité. 
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Figure I.10 : Réserves prouvées en pétrole selon les régions du monde en fonction des années [59] 

C’est dans cette optique que s’inscrit la démarche d’« Enhanced Oil Recovery » (EOR) en 
vue d’augmenter significativement les réserves pétrolières accessibles. Actuellement, 
seulement 35% du brut est extrait en moyenne d’un réservoir pétrolier, ce qui signifie que 
pour un baril extrait, deux sont laissés au fond du puits. La technologie EOR a pour but 
d’augmenter ce rendement d’extraction par l’emploi de méthodes physico-chimiques ou 
biologiques. Selon les estimations, l’amélioration du rendement d’extraction permettrait 
d’accroitre la récupération de 20 à 40% [79–81]. Une telle efficacité d’extraction entrainerait 
une multiplication par trois des réserves estimées, en plus de celles considérées comme 
« épuisées » selon le mode d’extraction classique. Dans la suite, seules les techniques EOR 
par voie chimique seront abordées. Il existe par ailleurs beaucoup d’axes d’amélioration de 
l’industrie pétrolière non essentiellement tournés vers l’extraction mais également vers le 
raffinage avec la séparation efficace de l’eau et du pétrole en entrée de raffinerie, 
l’amélioration continue des catalyseurs, et le traitement de plus en plus développé des bruts 
lourds. 

 

1.2. Analyse bibliométrique de l’EOR chimique 

1.2.1. Bibliométrie générale (1975-2017) 

La récupération améliorée du pétrole ou « Enhanced oil recovery » a été développée 
essentiellement à la suite des chocs pétroliers de 1973 et 1979, même si déjà en 1927 
Atkinson [5] et Uren et al. [4] stipulent que l’injection de solutions aqueuses amphiphiles 
permettraient d’améliorer le rendement d’extraction en pétrole. La publication d’ouvrages 
scientifiques liés à l’EOR (1975) est donc bien postérieure à d’autres études basées sur des 
molécules intrinsèques du pétrole telles que les asphaltènes (1902) ou les acides 
naphténiques (1905). Cette publication tardive dans le domaine EOR est due au fait qu’avant 
1973, le pétrole était une ressource abondante et facilement disponible, ne nécessitant pas 
d’amélioration technologique particulière.  
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A la suite du choc pétrolier, Américains et Occidentaux prirent conscience de leur forte 
dépendance au pétrole et donc aux pays producteurs du Moyen-Orient, et entamèrent un 
programme réduisant cette dépendance dans lequel s’est inscrit l’EOR (Figure 11). L’intérêt 
de l’EOR chimique dépend essentiellement du prix du baril puisque cette technologie 
nécessite l’emploi de produits chimiques, en particulier de tensioactifs, qui ont un coût non 
négligeable. Elle n’est donc compétitive que lorsque le prix du baril est élevé, cad lorsque la 
plus-value dégagée permet de dépasser les coûts de production. Le nombre de publications 
d’ouvrages scientifiques liés à l’EOR selon les années suit également cette tendance avec 
des hausses et des baisses fortement indexées sur les fluctuations du prix du baril (figure 
12). Les résultats des figures 11 et 12 ont été obtenus via la base de données SciFinder®. 

 

Figure I.11 : Evolution du nombre d’ouvrages scientifiques liés à l’EOR, aux Asphaltènes et aux acides 

naphténiques en fonction des années (mots-clés utilisés définis par la légende avec SciFinder®) 

 

 

Figure I.12 : Corrélation entre le nombre d’ouvrages scientifiques sur l’EOR et le prix du baril (mots-clés utilisés 

« Enhanced oil recovery » avec SciFinder®) 
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La bibliographie liée à l’EOR se partage en grande majorité entre publications scientifiques 
(y compris revues scientifiques) et brevets industriels (figure 13). Les publications 
scientifiques liées à l’EOR commencent à paraitre à partir de 1975, et leur nombre atteint un 
plateau entre 1985 et 2005 avec en moyenne 60 publications par an. A partir de 2005, un 
regain d’intérêt certain pour l’EOR apparait, dû à la flambée du prix du baril qui passe de 29$ 
à 97$ de 2000 à 2008 suite à la spéculation des marchés sur le pétrole et l’appauvrissement 
des ressources. Le nombre de publications scientifiques passe alors de 71 publications en 
2000 à 225 publications en 2010 pour finalement culminer à 541 publications en 2017. Le 
nombre de publications au fil des années traduit un intérêt constant des auteurs pour l’EOR 
(notamment entre 1985 et 2005) qui est également influencé par les bouleversements 
pétroliers à l’échelle mondiale. A l’inverse des publications, les brevets déposés ne suivent 
que le prix du baril. En effet, le nombre de brevets déposés augmente à partir de 1975 pour 
revenir au plus bas en 1995 avec une moyenne de 30 brevets déposés par an. A partir de 
2005, l’envolée du prix du baril entraine une augmentation du nombre de brevets déposés 
qui passe de 7 à 124 brevets par an entre 2005 et 2015. Les brevets sont donc fortement 
liés à la conjoncture mondiale du pétrole et aux enjeux industriels. Enfin, on peut également 
noter la présence de livres sur le sujet, très peu nombreux et de l’ordre de 3 livres édités par 
an sur la période 1975-2017. Les résultats de la figure 13 ont été obtenus via la base de 
données SciFinder®. 

 

Figure I.13 : Evolution du nombre de publications, brevets et livres traitant de l’EOR en fonction des années 

(mots-clés utilisés « Enhanced oil recovery » avec SciFinder®) 

 

1.2.2. Bibliométrie par corporation (2000-2016) 

Au niveau des publications scientifiques, les universités restent les principaux pourvoyeurs 
de publications comme en témoigne la figure 14 qui présente les 49 universités qui ont 
publié le plus sur l’EOR entre 2000 et 2016. On retrouve en tête la China University of 
petroleum qui est un rassemblement d’universités différentes permettant de cumuler une 
impressionnante quantité de publications (225 publications au total). Elle est suivie par the 
university of Texas at Austin qui est la référence dans le domaine EOR (87 publications). La 
troisième place est tenue par la Chinease Academy of sciences (72 publications). A noter 
qu’aucune entreprise ne se trouve dans ce classement car le brevet est préféré d’un point de 
vue industriel. Du coté des brevets déposés, le leader mondial reste la République Populaire 
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de Chine avec son regroupement d’entreprises pétrolières d’états (152 brevets déposés). La 
seconde place est occupée par la Shell Oil Company qui est une des grandes entreprises 
pétrolières privées avec 107 brevets déposés entre 2000 et 2016. La troisième place est 
tenue par les entreprises pétrolières américaines (77 brevets déposés). Dans ce classement 
sont présentes différentes entreprises telles que des entreprises pétrolières (Shell Oil 
Company, Bp Exploration, Total) mais également des entreprises de services dans le 
domaine pétrolier (Schlumberger, Chevron, Baker Hughes, Halliburton), des fournisseurs de 
produits chimiques (BASF, Solvay, Sasol, Dow, Huntsman) ainsi que des instituts et des 
universités (IFP Energies Nouvelles). La figure 15 présente le classement du nombre de 
brevets déposés par entreprises entre 2000 et 2016. Les résultats des figures 14 et 15 ont 
été obtenus via la base de données SciFinder®. 

 

Figure I.14 : Nombre de publications sur l’EOR par université entre 2000 et 2016 (mots-clés utilisés « Enhanced 

oil recovery » avec SciFinder®) 

 

Figure I.15 : Nombre de brevets déposés sur l’EOR par corporations entre 2000 et 2016 (mots-clés utilisés 

« Enhanced oil recovery » avec SciFinder®) 
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1.2.3. Bibliométrie par auteur (2000-2016) 

De la même façon que pour les universités et entreprises, il est possible de lister le nombre 
de publications et de brevets par auteur dans le but de mettre en avant les auteurs de 
référence dans le domaine de l’EOR chimique (figures 16 et 17). Comme montré par ces 
figures, George Hirasaki est un auteur de référence pour les publications et revues avec 23 
publications entre 2000 et 2016, de même que Gary Pope pour les brevets avec 30 brevets 
déposés durant cette période. A l’inverse des corporations, les auteurs publient aussi bien 
des brevets que des publications et travaillent à l’université comme George Hirasaki en 
partie et Gary Pope ainsi que dans le milieu industriel comme Julian Richard Barnes (Shell 
Oil Company) et Maurice Bourrel (Total SE). Les résultats des figures 16 et 17 ont été 
obtenus via la base de données SciFinder®. 

 

Figure I.16 : Nombre de publications par auteur entre 2000 et 2016 (mots-clés utilisés « Surfactant for enhanced 

oil recovery » avec SciFinder®) 

 

Figure I.17 : Nombre de brevets déposés par auteur entre 2000 et 2016 (mots-clés utilisés « Surfactant for 

enhanced oil recovery » avec SciFinder®) 
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1.2.4. Cartes conceptuelles de l’EOR chimique (2000-2017) 

Les cartes conceptuelles permettent de représenter la bibliographie de manière graphique 
par association des mots-clés les plus liés à un sujet principal. Une telle carte permet de 
représenter les liens entre les différents mots-clés ainsi que leurs importances vis-à-vis du 
sujet initial. La carte intègre aussi le degré d’association de chaque mot-clé avec le sujet 
principal et les autres mots-clés environnant via la proximité graphique sur la carte. En 
d’autres termes, plus un mot-clé sera proche d’un autre, plus il y sera associé dans la 
bibliographie. Cet outil permet une visualisation rapide de la bibliographie relative à une 
période donnée sur un sujet scientifique donné, et peut renseigner sur les évolutions de ce 
sujet lors de cette période. Les cartes conceptuelles établies ont été obtenues à partir de 
deux bases de données différentes : Scopus® pour les publications (2769 références) et 
Scifinder® pour les brevets (511 références) sur la période allant de 2000 à 2017. Le 
traitement des données a été réalisé par le logiciel OpenRefine® et les cartes ont été 
construites avec le logiciel VOSViewer®. La figure 18 présente la carte conceptuelle obtenue 
en considérant les publications entre 2000 et 2017. 

 

Figure I.18 : Carte conceptuelle des publications entre 2000 et 2017 (mots-clés utilisés « Surfactant for enhanced 
oil recovery » avec la source Scopus® en considérant 70 mots-clés affichés) 

Cette carte présente tout un pôle associé à la récupération améliorée classique avec 
mention des procédés SP et ASP, des tensioactifs, de la tension interfaciale avec les 
microémulsions ainsi que le comportement de phase. Il y a également une deuxième partie, 
plus excentrée du sujet principal mais qui lui est très liée, traitant de la récupération 
améliorée par voie microbienne avec la notion de bio-tensioactif. Cette variante de l’EOR, 
qualifié de MEOR, correspond à la tendance verte qui caractérise le milieu scientifique 
depuis les années 2000. Il y a également présence de la simulation numérique dans le cadre 
EOR qui reste pour le moment assez minoritaire par rapport aux autres travaux. La figure 19 
présente la carte conceptuelle associée aux brevets déposés entre 2000 et 2017. 
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Figure I.19 : Carte conceptuelle des brevets déposés entre 2000 et 2017 (mots-clés utilisés « Surfactant for 
enhanced oil recovery » avec la source SciFinder® en considérant 70 mots-clés affichés) 

 

A l’inverse des publications, la partie bio-tensioactif est beaucoup plus réduite pour les 
brevets car cette notion n’est pas encore la plus développée dans le milieu industriel. On 
retrouve ici des notions propres à l’EOR chimique classique telles que la tension interfaciale 
et l’emploi de tensioactifs fortement associés au cœur du sujet. En effet, contrairement à la 
carte précédente (figure 18), celle des brevets est plus centrée et groupée autour du cœur 
du sujet. Une grande importance est accordée aux différents tensioactifs, dans la mesure où 
le développement de nouvelles formulations de tensioactifs reste le cœur de la recherche 
industrielle en EOR chimique.  

Il est également possible au lieu de créer une carte conceptuelle de mots-clés, de faire 
apparaitre les auteurs publiant le plus sur un même sujet. La carte devient alors un outil 
intéressant pour présenter les interconnections entre les équipes de recherche. Il est ainsi 
possible de voir quels sont les auteurs ayant travaillé ensemble pendant une certaine 
période sur un sujet particulier. Elle devient aussi également un moyen de vérification de la 
bibliographie entreprise en indiquant par exemple si un auteur important sur le sujet n’a pas 
été considéré. La figure 20 présente la carte conceptuelle associée aux principaux auteurs 
ayant publiés et brevetés entre 2000 et 2017. 
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Figure I.20 : Carte conceptuelle des auteurs ayant publiés et brevetés entre 2000 et 2017 (mots-clés utilisés 
« Surfactant for enhanced oil recovery » avec la source SciFinder® en considérant 100 auteurs affichés) 

Comme déjà explicité dans la bibliométrie, on retrouve les acteurs clés du sujet EOR tels 
que Gary Pope, George Hirasaki, Aaron Sanders ou encore Julian Richard Barnes. La carte 
permet également de renseigner sur les liens existants entre ces auteurs. Julian Richard 
Barnes semble collaborer avec George Hirasaki tandis que Gary Pope reste plus proche de 
Aaron Sanders. Cette carte va également permettre d’aiguiller la bibliographie vers les 
auteurs les plus investis dans le sujet de manière à la traiter efficacement. En définitive, les 
cartes conceptuelles restent un moyen visuel élégant de prendre du recul sur un sujet tant 
sur les notions scientifiques associées que sur les chercheurs investis.  

 

1.3. Physico-chimie des systèmes SOW appliquée à L’EOR 
chimique 

1.3.1. Principe de l’EOR chimique 

L’EOR Chimique consiste à injecter dans le réservoir des fluides visqueux de faible tension 
interfaciale avec l’huile pétrolière, en vue d’améliorer son rendement d’extraction. 
L’abaissement de tension interfaciale est assuré par l’addition de molécules tensioactives à 
l’eau d’injection [8]. Ces molécules ont la propriété de s’adsorber à l’interface de deux 
liquides immiscibles mais également aux interfaces solide-liquide et liquide-air [82]. Les 
tensioactifs possèdent une partie hydrophobe - ayant une affinité pour l’huile - constituée 
généralement d’une chaine hydrocarbonée linéaire ou ramifiée, et une partie hydrophile - 
ayant une affinité pour l’eau - constituée d’une tête ionique (sulfate, sulfonate, phosphate, 
carboxylate) avec son contre-ion (sodium, potassium) ou non-ionique (éthoxylés, sucres…) 
[83]. Des exemples de tensioactifs courants sont le Dodécyl Sulfate de Sodium (SDS) pour 
les ioniques et les alcools éthoxylés, abréviés CiEj, pour les non-ioniques (figure 21).  
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Cette double affinité pour les phases aqueuses et huileuses confère aux tensioactifs de 
nombreuses propriétés amphiphiles et interfaciales telles que l’agrégation colloïdale avec 
formation de micelles dans l’eau et de microémulsions dans des systèmes eau/huile [82], la 
solubilisation de composés organiques dans l’eau et vice-versa [84] ainsi que la diminution 
de la tension interfaciale entre deux liquides [85]. 

 

 

Figure I.21 : Structures du SDS et d’un CiEj, le C10E4  

La diminution de la tension interfaciale est le facteur capital de réussite pour l’application 
EOR. En effet, à la suite des récupérations primaire et secondaire, ce sont les forces 
capillaires qui retiennent l’huile pétrolière dans la roche de façon physiquement irréversible 
pour des tensions interfaciales Eau-Huile classiques (de l’ordre de 10 à 30 mN/m), dans des 
pores de l’ordre du micromètre. Pour récupérer l’huile piégée dans ces pores, en appliquant 
une différence de pression raisonnable, il est impératif d’abaisser la tension interfaciale entre 
l’eau et l’huile pétrolière jusqu’à 10-3 mN/m (figure 22, Eq. 3) [8]. 

 

Figure I.22 : Schéma du piégeage de l’huile pétrolière au sein des pores d’une roche par les forces capillaires 

𝑃1 − 𝑃0 ≈
2𝛾

𝑟1
   et  𝑃2 − 𝑃0 ≈

2𝛾

𝑟2
   d’où   ∆𝑃 = 𝑃2 − 𝑃1 ≈ 2𝛾 (

1

𝑟2
−
1

𝑟1
)(𝐼. 3) 

Les tensions interfaciales ultra-basses requises ( ≈ 10-3 mN/m), nécessitent de formuler des 
systèmes capables de former des microémulsions de type WIII. Ces systèmes particuliers ne 
s’obtiennent que dans des conditions opératoires précises qui peuvent varier fortement en 
fonction de la phase aqueuse, de la phase huileuse et du type de tensioactifs choisi [84]. Les 
microémulsions de type WIII sont organisées en micro-domaines bicontinus d’eau et d’huile 
parfaitement miscibles présentant de nombreux avantages pour l’application dans le cadre 
EOR [86]. Elles feront l’objet d’une description plus précise dans la suite de ce chapitre. 

L’idée d’ajouter des tensioactifs à l’eau d’injection pour améliorer la récupération en pétrole 
n’est pas nouvelle comme décrit par Uren et al. en 1927. A cette époque, il est déjà prouvé 
que la baisse de la tension interfaciale entre l’eau et l’huile entraine une nette augmentation 
du pourcentage d’extraction en pétrole [4].  
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L’eau est injectée via plusieurs puits injecteurs qui vont acheminer la solution de tensioactifs 
dans le réservoir, vers le pétrole retenu au sein de la roche poreuse. Le mélange est ensuite 
récupéré au puits producteur (figure 23). L’huile pétrolière est finalement séparée de l’eau 
d’extraction via divers procédés physiques et chimiques. 

 

Figure I.23 : Schéma récapitulatif de l’extraction du pétrole brut par voie EOR chimique 

En pratique, les tensioactifs ne sont pas ajoutés seuls mais en mélange avec des polymères 
de manière à pouvoir assurer un balayage homogène du réservoir. Il s’agit du procédé SP 
(Surfactant Polymer) qui permet d’assurer un contrôle de la mobilité des fluides injectés et 
une réduction des chemins préférentiels de la solution aqueuse à travers la roche (figure 24). 
Pour ce faire, une solution de tensioactif et de  polymères de viscosité donnée dépendante 
de la nature de l’huile et de la roche du réservoir est d’abord injectée suivie d’une solution de 
polymère de viscosité importante et de l’eau dans le but d’assurer un balayage homogène 
des fluides d’extraction au travers du réservoir [8]. Cela nécessite une bonne compatibilité 
des tensioactifs sélectionnés avec les polymères ajoutés [87]. Dans la suite de ce travail, les 
polymères ne seront pas discutés, et il ne sera fait mention que de l’influence des 
tensioactifs sur l’huile pétrolière dans le cadre EOR. 

  

Figure I.24 : Influence de l’ajout de polymères sur le balayage homogène du puits pétrolier 
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Il existe également un second procédé nommé ASP (Alkali Surfactant Polymer) qui consiste 
en un ajout d’une base faible (Na2CO3, NH3) ou forte (NaOH, KOH) à l’eau d’injection. Ce 
procédé peut améliorer significativement le rendement d’extraction, comme déjà souligné en 
1927 par Atkinson [5]. En milieu basique, des tensioactifs présents naturellement au sein du 
brut (acides naphténiques et asphaltènes) sont révélés et participent à la diminution de la 
tension interfaciale entre l’eau et l’huile pétrolière [45]. Ces molécules tensioactives 
présentes in situ dans le brut pétrolier vont entrainer une action complémentaire avec les 
tensioactifs synthétiques ajoutés via l’eau d’injection en diminuant d’autant plus la tension 
interfaciale [84,88]. Leurs effets sur la récupération améliorée est très difficile à prévoir dans 
la mesure où les huiles pétrolières ne possèdent pas les mêmes quantités et les mêmes 
types de tensioactifs naturels. Plus de précision sur les acides naphténiques et les 
asphaltènes seront données dans les prochains chapitres. 

 

1.3.2. Bases physicochimiques de l’EOR chimique 

1.3.2.1. La tension interfaciale 

La tension interfaciale est définie comme étant la force par unité de longueur nécessaire 
pour créer de manière réversible une nouvelle surface entre deux fluides non miscibles dans 
des conditions données de température et de pression [85]. La tension interfaciale est donc 
homogène à une énergie par unité de surface et peut être exprimée de la façon suivante : 

𝛾 =
𝐹

𝐿
= (
𝜕𝐺

𝜕𝐴
)𝑃,𝑇(𝐼. 4) 

où F, L, dA, dG, P et T correspondent respectivement à la force, la longueur, l’unité de 
surface, l’unité d’énergie, la pression et la température. 

De manière générale, plus la non-miscibilité entre deux liquides est importante, plus la 
tension interfaciale entre ces deux liquides sera élevée car ils auront tendance à diminuer 
leurs interfaces de contact. Inversement, plus la miscibilité entre deux liquides est 
importante, plus la création d’interface sera aisée et plus la tension interfaciale sera basse.  

Dans la majorité des cas, on considère une interface entre une phase aqueuse et une phase 
huileuse. La tension interfaciale diminue avec l’augmentation de polarité de la phase huile, 
qui est classiquement déterminée par mesure de la constante diélectrique de l’huile [89]. 
Une baisse de la tension interfaciale est également obtenue en présence de tensioactifs, qui 
vont dans certaines conditions particulières, permettre d’obtenir des tensions interfaciales 
ultra-basses [86]. 

 

1.3.2.2. Effet de la température et de la salinité sur les tensioactifs 

Augmenter la salinité de la solution aqueuse a pour effet de diminuer l’activité de l’eau, et 
donc a fortiori, l’affinité du tensioactif pour l’eau [90]. L’augmentation de la force ionique a 
également pour effet d’augmenter l’écrantage des charges ioniques des tensioactifs par les 
ions libres en solution. L’ajout de sel entraine donc une diminution de l’hydrophilie du 
tensioactif. Cette diminution d’hydrophilie est plus marquée pour les tensioactifs ioniques que 
pour les non-ioniques, du fait de l’écrantage des charges, comme présenté en figure 25. 
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Figure I.25 : Ecrantage des tensioactifs anioniques de type sulfate suite à l’ajout de sel 

L’effet de la température, quant à elle, est beaucoup plus dépendant du type de tensioactif 
utilisé. Pour les tensioactifs ioniques, l’augmentation de température accroit la dissociation 
des paires d’ions du fait du mouvement brownien et rend ainsi le tensioactif plus hydrophile. 
Dans le cas des tensioactifs non ioniques éthoxylés et propoxylés, l’inverse est observé, 
l’agitation thermique contribue à détruire les liaisons hydrogènes entre les molécules d’eau 
et la partie hydrophile du tensioactif comme illustré en figure 26. L’hydrophilie d’un tensioactif 
non ionique éthoxylé ou propoxylé diminue donc lors d’une élévation de température. 

 

Figure I.26 : Influence de la température sur un tensioactif non ionique éthoxylé 

 

1.3.2.3. Les émulsions pétrolières 

Les émulsions sont des systèmes dispersés hors équilibre comportant deux phases liquides 
non miscibles appelés phase aqueuse (E) et huileuse (H) qui ne sont pas 
thermodynamiquement stables mais qui sont, le plus souvent, stabilisés dans le temps 
notamment grâce à l’ajout d’un tensioactif [82]. L’émulsion se matérialise par la dispersion de 
gouttelettes d’un liquide immiscible (phase dispersée) dans un autre (phase continue) avec 
une taille de gouttelettes entre 1 et 50μm et obtenue via une agitation mécanique [90]. Le 
tensioactif ajouté permet de stabiliser les gouttelettes de phase dispersée dans la phase 
continue via différents mécanismes de répulsion par voie électrostatique (ioniques) et 
stérique (non ioniques) le plus souvent.  

Il existe deux grands types d’émulsions : l’émulsion Huile dans Eau (H/E) et l’émulsion Eau-
Huile (E/H). On peut obtenir l’une ou l’autre suivant en particulier le rapport Eau-Huile et 
d’autres facteurs liées à l’agitation tels que la position de l’agitateur ou la vitesse de 
cisaillement [91]. Si le rapport Eau-Huile est proche de l’unité, la courbure de l’interface des 
gouttelettes est dirigée par la règle de Bancroft qui stipule que la phase dans laquelle le 
tensioactif est le plus soluble est la phase continue de l’émulsion [92,93]. Dans le cas d’un 
rapport Eau-Huile très éloigné de l’unité, la tendance est que la phase ayant la fraction 
volumique la plus élevée reste la phase continue de l’émulsion comme explicité par la règle 
d’Ostwald [94]. L’influence de la viscosité des phases est également à prendre en compte 
dans la mesure où la phase la plus visqueuse est souvent favorisée en tant que phase 
dispersée [95]. 

La nature de l’émulsion va dépendre de la compétition entre ces différents facteurs. Il est 
également possible dans certaines conditions de former des émulsions plus complexes 
appelées émulsions multiples dans lesquelles on obtient une dispersion de gouttelettes de 
phase continue dans les gouttelettes initiales de phase dispersée (figure 27). On peut obtenir 
ainsi des émulsions Eau dans Huile dans Eau (E/H/E) ou Huile dans Eau dans Huile (H/E/H). 
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Figure I.27 : Représentation des différentes morphologies d’émulsions 

Dans l’industrie pétrolière, la majorité des émulsions sont obtenues en sortie d’extraction et 
dans les opérations de transfert. Elles sont également formées au cours de la première 
étape de traitement en raffinerie (dessalage). Ces émulsions sont généralement de nature 
E/H du fait des tensioactifs endogènes du brut (asphaltènes et acides naphténiques) qui sont 
fortement lipophiles et stabilisent ces systèmes [66]. La séparation rapide des phases par 
déstabilisation de l’émulsion reste également un des grands défis de l’industrie pétrolière 
actuelle.  

 

1.3.2.4. Les microémulsions pétrolières 

Les microémulsions sont des systèmes à l’équilibre, constitués d’un mélange de composants 
hydrophiles, hydrophobes et amphiphiles [96]. Elles ont d’abord été considérées par 
Schulman en 1959 comme des émulsions constituées de très fines gouttelettes [30]. En fait, 
il s’agit de systèmes monophasiques dans lesquels le tensioactif rend possible la 
coexistence à l’échelle moléculaire des phases aqueuse et huileuse [90]. Ces 
microémulsions sont constituées de micro-domaines d’eau et d’huile de tailles variant entre 
plusieurs dizaines et quelques centaines de nanomètres et changeant rapidement de 
configuration dans le temps et l’espace. Elles ont également la propriété d’être 
thermodynamiquement stables.  

Il existe 4 grands types de microémulsions rassemblées dans les systèmes de Winsor : le 
système WI (microémulsion H/E en équilibre avec un excès d’huile), le système WII 
(microémulsion E/H en équilibre avec un excès d’eau), le système WIII (microémulsion 
bicontinue en équilibre avec un excès d’eau et d’huile) et le système WIV (microémulsion 
bicontinue à forte concentration en tensioactifs (figure 28) [22,97,98]. 
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Figure I.28 : Systèmes de Winsor à l’équilibre pour un système T/H/E quelconque [96] 

Pour l’application EOR, le système de Winsor d’intérêt est le système triphasique WIII pour 
lequel on obtient des tensions interfaciales ultra-basses [82,99,100]. Ce système est obtenu 
par variation de l’affinité du tensioactif pour les phases aqueuse et huileuse. Cette 
modulation d’affinité peut-être induite par variation de température pour les tensioactifs non 
ioniques éthoxylés ou propoxylés, ou de salinité de la phase aqueuse pour les tensioactifs 
ioniques (figure 29). L’état pour lequel la microémulsion WIII est parfaitement équilibrée 
(mêmes volumes d’eau et d’huile solubilisés dans la phase médiane) coïncide avec le 
minimum de tension interfaciale. Cet état est qualifié de formulation optimale et est celui 
recherché dans le cadre de l’EOR.   

 

Figure I.29 : Effet de la température et de la salinité sur la tension interfaciale et le diagramme de phase du 
système SOW  [82,99,100] (la tension interfaciale ainsi que les frontières du diagramme de phase sont indiquées 

respectivement par les lignes noires pleines et pointillées) 

Puisque la température est un paramètre non modifiable (égale à celle du réservoir), la 
salinité est le paramètre variable des formulations aqueuses d’injection pour atteindre la 
formulation optimale, et justifie ainsi l’emploi de tensioactifs ioniques qui sont sensibles à la 
salinité.  
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En pratique, le tensioactif ionique n’est jamais utilisé seul mais en mélange avec d’autres 
tensioactifs ioniques, non ioniques et d’alcool pour cumuler leurs différents avantages, 
assouplir encore davantage l’interface et avoir une meilleure réponse suivant la salinité 
[101]. On définit alors le mélange comme un système de tensioactifs.  

Tous les tensioactifs ne permettent pas d’obtenir la microémulsion WIII souhaitée car il doit y 
avoir une certaine affinité chimique entre le système de tensioactifs utilisé et l’huile 
pétrolière. Cette affinité est classiquement évaluée par un balayage unidimensionnel en 
salinité de l’huile pétrolière à la température du réservoir et la formulation optimale est 
visuellement repérée à la salinité pour laquelle le volume de phase médiane est équilibré 
entre les phases aqueuse et huileuse (figure 30). 

 

Figure I.30 : Balayage en sel d’un pétrole brut 

Il convient ensuite de caractériser l’efficacité du système de tensioactif à solubiliser l’huile 
pétrolière à la formulation optimale. Pour cela, Healy et al. introduisent en 1976 le paramètre 
de solubilisation σ exprimé en cm3/cm3 ou cc/cc et définit comme suit [21,84] : 

𝜎𝐻 =
𝑉𝐻/𝜇

𝑉𝑇/𝜇
=

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑑′ℎ𝑢𝑖𝑙𝑒𝑑𝑎𝑛𝑠𝑙𝑎𝑚𝑖𝑐𝑟𝑜é𝑚𝑢𝑙𝑠𝑖𝑜𝑛

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑑𝑒𝑡𝑒𝑛𝑠𝑖𝑜𝑎𝑐𝑡𝑖𝑓𝑑𝑎𝑛𝑠𝑙𝑎𝑚𝑖𝑐𝑟𝑜é𝑚𝑢𝑙𝑠𝑖𝑜𝑛
(𝐼. 5.1) 

𝜎𝐸 =
𝑉𝐸/𝜇

𝑉𝑇/𝜇
=

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑑′𝑒𝑎𝑢𝑑𝑎𝑛𝑠𝑙𝑎𝑚𝑖𝑐𝑟𝑜é𝑚𝑢𝑙𝑠𝑖𝑜𝑛

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑑𝑒𝑡𝑒𝑛𝑠𝑖𝑜𝑎𝑐𝑡𝑖𝑓𝑑𝑎𝑛𝑠𝑙𝑎𝑚𝑖𝑐𝑟𝑜é𝑚𝑢𝑙𝑠𝑖𝑜𝑛
(𝐼. 5.2) 

𝜎∗ =
𝑉𝜇

2. 𝑉𝑇/𝜇
=
𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑑′𝑒𝑎𝑢𝑜𝑢𝑑′ℎ𝑢𝑖𝑙𝑒𝑑𝑎𝑛𝑠𝑙𝑎𝑝ℎ𝑎𝑠𝑒𝑚é𝑑𝑖𝑎𝑛𝑒

𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑑𝑒𝑡𝑒𝑛𝑠𝑖𝑜𝑎𝑐𝑡𝑖𝑓𝑑𝑎𝑛𝑠𝑙𝑎𝑚𝑖𝑐𝑟𝑜é𝑚𝑢𝑙𝑠𝑖𝑜𝑛
(𝐼. 5.3) 

avec σH, σE et σ* correspondant aux rapports de solubilisation de l’huile (Eq. 5.1), de l’eau 
(Eq. 5.2) et à la formulation optimale (Eq. 5.3).  

On considère que tout le tensioactif se trouve dans la microémulsion. A la formulation 
optimale, on a le même volume d’huile et d’eau dans la phase microémulsion, soit VE/μ = VH/μ 
= Vμ/2 et on peut ainsi calculer le rapport de solubilisation à la formulation optimale σ* par 
rapport au volume de phase médiane Vμ.  



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

45 

 

Il est par ailleurs possible de déduire la salinité S* et le rapport de solubilisation σ* à la 
formulation optimale en représentant σE et σH en fonction de la salinité (figure 31). Le point 
pour lequel σE = σH définit alors la salinité et le rapport de solubilisation à la formulation 
optimale. 

 

Figure I.31 : Détermination graphique de la salinité S* et du rapport de solubilisation optimal σ* dans le cadre d’un 
balayage en salinité à l’équilibre 

De manière générale plus le rapport de solubilisation optimal est important, plus l’efficacité 
du tensioactif pour solubiliser l’huile pétrolière est importante. Ce rapport de solubilisation 
peut être également corrélé avec la tension interfaciale au sein de la phase médiane de la 
microémulsion comme démontré par Huh en 1979 [34]. Le modèle théorique de Huh 
considère que la phase médiane des microémulsions WIII est composée de couches 
successives d’eau et d’huile séparées par une interface de tensioactifs. Il met en relation le 

rapport de solubilisation σ, la tension interfaciale , la fraction volumique d’eau ou d’huile 
dans la phase médiane Φ et la constante de Huh aH dépendant du type de tensioactif utilisé, 
et permet ainsi de définir les équations suivantes aux environs de la formulation optimale 
pour l’interface huile/microémulsion (Eq. 6.1) et à l’interface eau/microémulsion (Eq. 6.2)  : 

𝜎𝐻
2 . 𝛾𝐻/𝜇

cos(
𝜋
2 𝛷𝐻)

= 𝑎𝐻𝑎𝑣𝑒𝑐𝛷𝐻 =
𝑉𝐻/𝜇

𝑉𝐻/𝜇 + 𝑉𝐸/𝜇
(𝐼. 6.1) 

𝜎𝐸
2. 𝛾𝐸/𝜇

cos(
𝜋
2 𝛷𝐸)

= 𝑎𝐻𝑎𝑣𝑒𝑐𝛷𝐸 =
𝑉𝐸/𝜇

𝑉𝐻/𝜇 + 𝑉𝐸/𝜇
(𝐼. 6.2) 

A la formulation optimale, on a les mêmes volumes d’eau et d’huile au sein de la phase 
médiane. On obtient alors : 

𝜎∗2. 𝛾∗

cos(
𝜋
4)
= 𝑎𝐻𝑎𝑣𝑒𝑐𝛷𝐸 = 𝛷𝐻 =

1

2
𝑐𝑎𝑟𝑉𝐻/𝜇 = 𝑉𝐸/𝜇(𝐼. 7) 
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Le modèle de Huh stipule donc qu’à la formulation optimale, la tension interfaciale au sein de 
la phase médiane est inversement proportionnelle au carré du rapport de solubilisation. La 
constante de Huh peut être déterminée expérimentalement suivant la catégorie de tensioactif 
utilisé (Tableau 1). Si on veut atteindre une tension interfaciale de 10-3 mN/m, l’équation de 
Huh impose un rapport de solubilisation optimal minimal de 15 cc/cc suivant la gamme de 
tensioactif choisie (figure 32). 

Tableau I.1 : Valeur de aH en fonction de la gamme de tensioactif utilisée 

Gamme de tensioactif aH (mN/m) Références 

Alkyl-benzènes sulfonés 0,48 ± 0,05 
Graciaa et al. [102]         

Verkruyse and Salter [103] 
Alkyl-phénols éthoxylés 0,34 ± 0,06 Graciaa et al. [102]  

Alcanes et α-oléfines sulfonés 0,40 ± 0,15 Barakat et al. [104]  

 

 

Figure I.32 : Représentation graphique de l’équation de Huh suivant la gamme de tensioactif utilisée 

 

La formation du système WIII, si elle s’avère facile à obtenir pour les systèmes modèles, 
n’est pas toujours possible dans le cas des huiles pétrolières à la formulation optimale. En 
effet, pour certaines huiles pétrolières, des phases visqueuses sont obtenues en lieu et place 
du système WIII recherché le long du gradient de salinité (figure 33). Ces phases 
visqueuses, due à la mauvaise compatibilité entre le système de tensioactifs synthétiques et 
l’huile pétrolière [47], sont très problématiques pour l’application EOR car elles risquent de 
provoquer des pertes d’injectivité et de perturber le procédé d’extraction. Pour résoudre ce 
problème, la formulation du système de tensioactifs doit être modifiée par addition de base 
de manière à révéler les tensioactifs endogènes du brut (acides naphténiques, etc…) ou par 
ajout significatif d’alcool ou de co-tensioactif pour fluidifier le film interfacial [105–107]. 
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Figure I.33 : Trois exemples de balayage en salinité avec formation (a) de systèmes WIII due à une bonne 
compatibilité, (b) de compatibilité modérée et (c) de phases viqueuses due à une mauvaise compatibilité [47]    

 

1.3.3. Les différents tensioactifs utilisés en EOR 

Les premiers tensioactifs utilisés pour l’EOR par voie chimique étaient composés de 
tensioactifs à base pétrolière de type sulfonate de pétrole en mélange avec des alcools [108] 
ou des co-solvants tels que le butyl éther d’éthylène glycol [109]. Malheureusement, ces 
formulations se sont révélées peu robustes pour maintenir une tension suffisamment basse 
permettant une récupération améliorée, particulièrement lors d’ajout de polymères [48,110]. 
Par la suite, de nombreuses études ont permis d’étudier l’influence de la composition de 
l’huile, de la salinité et de la température sur les variations de la tension interfaciale pour les 
mélanges de tensioactifs synthétiques de type sulfonates, de composition plus reproductible 
que ceux à base pétrolière, en association avec des alcools [111–113]. L’alcool permet de 
rendre le film interfacial plus souple et d’éviter ainsi la formation de phases visqueuses 
(cristaux liquides) et d’émulsions résiduelles, mais il a également une influence sur la salinité 
optimale en la diminuant le plus souvent [35]. L’utilisation d’alcools possède néanmoins deux 
inconvénients majeurs. Le premier est qu’ils diminuent significativement la quantité d’huile et 
d’eau solubilisées la microémulsion du WIII et donc ne permettent pas d’atteindre des 
tensions interfaciales suffisamment basses [20]. Le second est que leur efficacité est faible, 
ils doivent être ajoutés en grande quantité parce qu’ils se partagent entre les phases 
aqueuse et huileuse et sont donc peu disponibles à l’interface [114]. 

Dans le but de s’affranchir de l’utilisation de l’alcool, différentes stratégies peuvent être 
envisagées. La première consiste à intégrer des ramifications aux chaines carbonées des 
tensioactifs ioniques, par l’utilisation par exemple d’oléfines sulfonées, permettant de 
minimiser voire de supprimer l’addition d’alcools [115]. Il est également possible d’employer 
des tensioactifs ioniques dits « rallongés » comportant dans leurs structures des groupes 
hydrophiles d’oxyde d’éthylène (EO) ou moins hydrophiles d’oxyde de propylène (PO) [116]. 
Enfin, il est également possible de remplacer l’alcool par d’autres tensioactifs ioniques ou 
non-ioniques tels que les alcools polyéthoxylés. Dans le but d’obtenir la meilleure 
récupération, ces différentes stratégies sont souvent couplées à la recherche d’éventuels 
effets synergiques [105,106,117,118]. Les tensioactifs sont alors choisis suivant leurs 
propriétés de stabilité et d’efficacité en fonction des contraintes environnementales (salinité, 
température, types de roches des réservoirs). On pourrait citer les tensioactifs de type 
sulfate bien adaptés aux puits basse température (inférieure à 60°C) mais déconseillés pour 
des températures plus élevées car ils sont sujets à l‘hydrolyse [119].  
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Une liste plus complète des tensioactifs utilisés en EOR, avec leurs principales propriétés et 
leurs grands fournisseurs est donnée dans le tableau 2. 

Tableau I.2 : Liste des principaux tensioactifs utilisés en EOR Chimique 

Famille Structure Propriétés Fournisseurs Réfs 

Alkyl-benzène 
sulfonés 

 

Stable à haute 
température  

Faible tolérance 
au sel 

CEPSA 

Huntsman 

Sasol 

[120,121] 

Alcools 
rallongés 
sulfatés  

Hydrolyse à 
haute 

température 

Stable à pH 
basique 

Forte résistance 
au sel 

Sasol 

Huntsman 

BASF 

[51,122] 

α-oléfines 
sulfonées 

 

Stable à haute 
température 

Faible tolérance 
au sel 

Stepan 

Shell 

[123,124] 

Alcools 
rallongés 

carboxyméthylés  

Stable à haute 
température en 

absence 
d’oxygène 

Forte tolérance 
au sel 

Sasol 

BASF 

[125,126] 

Ethers et Ethers 
de glycérol 
sulfonés 

 

 

Stable à haute 
température en 

absence 
d’oxygène 

Forte tolérance 
au sel 

BASF (R&D) 

Solvay (R&D) 

[127,128] 

Alkyl-phénol 
éthoxylés 

 

Perte 
d’hydrophilie à 

haute 
température 

Utilisation en 
co-tensioactif 

Huntsman 

CECA 

[43] 

Alcools 
rallongés 

 

Perte 
d’hydrophilie à 

haute 
température 

Utilisation en 
co-tensioactif 

Sasol 

BASF 

Huntsman 

CECA 

[53] 



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

49 

 

Alkyl 
polyglucosides 

 

Faible 
sensitivité à la 
température 

Bonne tolérance 
à la salinité 

Utilisation en 
co-tensioactif 

Seppic 

BASF 

[129–
131] 

 

1.3.4. Modèles et corrélations utilisés en EOR 

1.3.4.1. Le HLB et le paramètre d’empilement 

La première classification des tensioactifs a été proposée par Griffin en 1949 au travers du 
concept de HLB (Hydrophilic Lipophilic Balance) pour les tensioactifs non-ioniques [132,133]. 
Ce concept permet de calculer l’apport hydrophile et lipophile de chaque partie du tensioactif 
et de déduire la balance hydrophile globale du tensioactif comme suit : 

𝐻𝐿𝐵 = 20.
𝑀𝑎𝑠𝑠𝑒𝑚𝑜𝑙é𝑐𝑢𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒𝑑𝑒𝑙𝑎𝑝𝑎𝑟𝑡𝑖𝑒ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜𝑝ℎ𝑖𝑙𝑒

𝑀𝑎𝑠𝑠𝑒𝑚𝑜𝑙é𝑐𝑢𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒𝑑𝑢𝑡𝑒𝑛𝑠𝑖𝑜𝑎𝑐𝑡𝑖𝑓
(𝐼. 8) 

Mathématiquement, le HLB permet de classer les tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés 
selon leurs affinité pour les phases aqueuse et huileuse sur une échelle de 1 à 20. Plus le 
tensioactif a une affinité pour l’eau, plus son HLB est élevé et inversement. Cette méthode 
est également la première à permettre d’optimiser les tensioactifs en fonction de l’huile 
étudiée au travers de la notion de « HLB requis » qui correspond au HLB du mélange de 
tensioactifs formant l’émulsion la plus stable avec l’huile étudiée [134]. Cette notion de HLB 
requis est alors une mesure physico-chimique permettant de discriminer différentes huiles.  

L’utilisation assez simple du HLB pour classer les tensioactifs a été très populaire auprès 
des chercheurs académiques et industriels, qui à l’époque, ne possédaient pas de guides de 
formulation clairs en dehors de la règle de Bancroft [92,93]. Ce concept de HLB a ensuite été 
élargi aux tensioactifs ioniques par Davies qui a introduit une contribution de groupes au 
calcul de cette valeur (Eq. 9), ainsi qu’un modèle de coalescence pour expliquer le type 
d’émulsion obtenue [135]. 

𝐻𝐿𝐵 = 7 +∑𝑐𝑜𝑛𝑡𝑟𝑖𝑏𝑢𝑡𝑖𝑜𝑛𝑠ℎ𝑦𝑑𝑟𝑜𝑝ℎ𝑖𝑙𝑒𝑠 −∑𝑐𝑜𝑛𝑡𝑟𝑖𝑏𝑢𝑡𝑖𝑜𝑛𝑠𝑙𝑦𝑝𝑜𝑝ℎ𝑖𝑙𝑒𝑠(𝐼. 9) 

Néanmoins, le HLB décrit une donnée intrinsèque du tensioactif et ne prend pas en compte 
les influences croisées de la composition du mélange Tensioactif/Huile/Eau (noté SOW), de 
la température et de la salinité. En d’autres termes, il ne permet pas de rendre compte des 
influences de ces paramètres extérieurs sur le système de tensioactifs. Pour cette raison, 
son utilisation donne des résultats souvent imprécis et son emploi doit au maximum rester 
d’ordre qualitatif. 

Dans le but de définir les tensioactifs de manière plus quantitative, Israelachvili et al. ont 
introduit le terme de « paramètre d’empilement effectif » [136]. Ce paramètre décrit la 
configuration géométrique du tensioactif à l’interface E/H, incluant les influences des phases 
aqueuse et huileuse, suivant le volume du tensioactif V, la surface de sa tête polaire an et la 
longueur de sa chaine carbonée lc comme suit (Eq.10) : 



Enjeux, bibliométrie et état de l’art de l’EOR chimique 

 

50 

 

𝑃𝑎𝑐𝑘𝑖𝑛𝑔𝑝𝑎𝑟𝑎𝑚𝑒𝑡𝑒𝑟 =
𝑉

𝑎𝑛 . 𝑙𝑐
(𝐼. 10) 

Une description du type d’émulsion obtenue est possible à partir de ce paramètre dans la 
mesure où ces valeurs sont liées à l’arrangement des tensioactifs à l’interface. Ainsi à partir 
de ce paramètre, il est possible de prédire si le tensioactif va s’arranger en micelles 
sphériques (0 – 0,33) ou cylindriques (0,33 – 0,5) pour des émulsions H/E, en vésicules ou 
en phases lamellaires (0,5 – 1), ou en micelles inversées (> 1) dans le cas d’émulsions E/H 
[137,138]. Mais comme pour le HLB, ce modèle ne tient pas compte réellement de la 
température et de la salinité comme indiqué par Acosta et al. pour des tensioactifs ioniques 
de type sulfosuccinate de sodium et naphtalène sulfonate de sodium [139]. Sur la notion de 
« paramètre d’empilement », d’autres modèles ont été établis pour décrire l’énergie libre de 
transfert des molécules de tensioactif, d’huile et d’eau vers l’interface [140], avec un calcul 
de la courbure approximative [141] et naturelle des tensioactifs à l’interface [142]. 
Malheureusement ces modèles restent peu applicables, notamment aux mélanges de 
tensioactifs commerciaux, car les valeurs déterminées ne permettent pas de rendre compte 
des variations du diagramme de phase pour les systèmes SOW. 

 

1.3.4.2. Le rapport R de Winsor 

Un outil qualitatif a également été proposé par Winsor pour décrire l’affinité des tensioactifs 
pour les phases aqueuse et huileuse au travers d’un ratio d’affinité noté R [143]. Suivant que 
ce ratio est supérieur ou inférieur à 1, le tensioactif aura respectivement une plus grande 
affinité pour l’huile ou pour la phase aqueuse. Si le ratio est égal à 1, cela signifie que le 
tensioactif à une affinité égale pour l’eau et l’huile.  

Le réel intérêt du rapport R de Winsor, est qu’il est en adéquation avec différentes 
configurations des systèmes SOW à l’équilibre appelés systèmes de Winsor : si R<1, on 
obtient un système WI à l’équilibre, si R>1 on obtient un système WII et si R=1, on obtient un 
système de type WIII. Son intérêt dans la recherche de la formulation optimale caractérisée 
par l’obtention du système WIII optimisé est de premier plan. Sa définition a en effet été par 
la suite étendue pour prendre en compte toutes les interactions à l’interface qui régissent 
l’affinité des tensioactifs pour les phases aqueuse et huileuse [144]. 

𝑅 =
𝐴𝑇−𝐻 −

1
2𝐴𝐻−𝐻 −

1
2𝐴𝑙𝑙

𝐴𝑇−𝐸 −
1
2𝐴𝐸−𝐸 −

1
2𝐴ℎℎ

(𝐼. 11) 

où AT-H est l’énergie d’interaction du tensioactif avec l’huile, AT-E l’énergie d’interaction du 
tensioactif avec l’eau, AH-H l’énergie d’interaction entre molécules d’huile, AE-E l’énergie 
d’interaction entre molécules d’eau, All l’énergie d’interaction entre les parties lipophiles du 
tensioactif et Ahh l’énergie d’interaction entre les parties hydrophiles du tensioactif.  

Même si ce ratio permet de rendre compte de toutes les interactions intervenant à l’interface 
E/H, il ne peut pas être utilisé de manière quantitative de par la complexité de l’estimation 
des énergies d’interactions, particulièrement dans le cas de systèmes SOW complexes 
contenant des mélanges de tensioactifs commerciaux et des huiles pétrolières. 
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1.3.4.3. Le concept du HLD 

En 1979, ayant pour objectif de faciliter le choix des tensioactifs pour l’application EOR, 
Salager et al. ont étudié l’influence de différentes variables de formulation telles que la 
température, la salinité, la concentration ainsi que le type d’alcool et le type d’huile sur les 
systèmes SOW à base de tensioactifs anioniques [35]. Dans le même temps, Bourrel et al. 
ont également réalisé une étude similaire sur les systèmes SOW basés sur des tensioactifs 
non-ioniques polyéthoxylés [36]. A partir de ces deux études, deux équations empiriques 
décrivant l’obtention de la formulation optimale en présence de tensioactifs anioniques (Eq. 
12.1) et non-ioniques (Eq. 12.2) ont été proposées. 

𝐿𝑛(𝑆) − 𝐾. 𝐴𝐶𝑁 − 𝑓(𝐴) + 𝜎 − 𝑎𝑇(𝑇 − 25) = 0(𝐼. 12.1) 

𝛼 − 𝐸𝑂𝑁 + 𝑏. 𝑆 − 𝑘. 𝐴𝐶𝑁 − 𝜙(𝐴) − 𝑐𝑇(𝑇 − 25) = 0(𝐼. 12.2) 

avec S la salinité (wt% NaCl), T la température (°C), EON le nombre d’oxyde d’éthylène du 
tensioactif non-ionique, ACN le nombre de carbone de l’alcane, f(A) et 𝜙(A) des fonctions 
dépendantes de la concentration et du type d’alcool utilisé, σ et α les paramètres 
caractéristiques du tensioactif et b, K, k, aT, cT des constantes empiriques dépendantes du 
système SOW choisi. Par la suite, Salager et al. ont introduit la notion de « Surfactant Affinity 
Difference » ou SAD qui correspond à la différence de potentiel chimique du tensioactif entre 
les phases aqueuse et huileuse [145,146]. Le SAD décrit alors l’affinité du tensioactif pour 
l’huile ou l’eau à l’interface et peut être exprimé à partir de son coefficient de partage [147].   

𝑆𝐴𝐷 = 𝜇∗𝑂 − 𝜇∗𝑊 = 𝑅𝑇𝐿𝑛(𝐾) = 𝑅𝑇𝐿𝑛(
𝐶𝑂

𝐶𝑊
)(𝐼. 13) 

avec μ*O et μ*W les potentiels chimiques du tensioactif dans l’huile et dans l’eau 
respectivement, K le coefficient de partage du tensioactif entre les phases aqueuse et 
huileuse, CW et CO les concentrations du tensioactif dans l’eau et dans l’huile 
respectivement, R la constante des gaz parfaits et T la température (°K). 

A la formulation optimale, le tensioactif est supposé avoir la même affinité pour les phases 
aqueuse et huileuse, soit CW = CO qui implique K = 1 et donc SAD = 0. A partir de 
l’expression du SAD, Salager a construit le concept du HLD (Hydrophilic Lipophilic 
Difference) en couplant l’approche thermodynamique du SAD avec les corrélations 
empiriques déterminées précédemment dans les années 80 [90,147]. Il en résulte deux 
équations d’état, respectivement pour les tensioactifs ioniques (Eq. 14.1) et non-ioniques 
(Eq. 14.2), qui décrivent l’influence des variables de formulation sur le diagramme de phase 
des systèmes SOW, le HLD étant nul à l’optimum. 

𝐻𝐿𝐷 =
𝑆𝐴𝐷

𝑅𝑇
= 𝐿𝑛(𝑆) − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝑓(𝐴) + 𝜎 + 𝑐𝑇(𝑇 − 25) = 0(𝐼. 14.1) 

𝐻𝐿𝐷 =
𝑆𝐴𝐷

𝑅𝑇
= 𝛼 − 𝐸𝑂𝑁 + 𝑏. 𝑆 − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝜙(𝐴) + 𝑐𝑇(𝑇 − 25) = 0(𝐼. 14.2) 

avec S la salinité (wt% NaCl), T la température (°C), EON le nombre d’oxyde d’éthylène du 
tensioactif non-ionique, EACN le nombre de carbones de l’alcane équivalent à l’huile 
complexe considérée introduit par Cash et al. [38,148], f(A) et 𝜙(A) des fonctions 
dépendantes de la concentration et du type d’alcool utilisé, σ, α, k et cT les paramètres 
caractéristiques du tensioactif et b une constante empirique dépendante du type de sel 
choisi. 
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Sous cette forme, l’équation du HLD peut rendre compte du diagramme de phase des 
systèmes SOW de manière quantitative. En effet, une valeur positive du HLD indique que le 
tensioactif aura une affinité plus importante pour l’huile que pour l’eau et donc formera en 
mélange avec les phases aqueuse et huileuse une microémulsion WII à l’équilibre ou une 
émulsion E/H sous agitation. Inversement si le HLD est négatif, cela signifie que le 
tensioactif aura une affinité plus marquée pour l’eau que pour l’huile et donc engendrera en 
association avec l’eau et l’huile une microémulsion WI à l’équilibre et une émulsion H/E sous 
agitation. L’état particulier pour lequel HLD = 0 correspond à la formulation optimale avec 
l’obtention à l’équilibre du système WIII caractéristique de faible tension interfaciale qui est la 
configuration recherchée pour l’application EOR. 

Au niveau de l’équation, si certains paramètres renvoient à des conditions de formulation 
telles que la température ou la salinité, d’autres dépendent du tensioactif en lui-même tels 
que σ, α, k et cT. Ces paramètres peuvent également être utilisés pour classer les 
tensioactifs et sont classiquement déterminés par balayage en salinité et en huile à 
différentes températures. Les équations du HLD étant différentes suivant que l’on utilise des 
tensioactifs ioniques ou non-ioniques, ce sont principalement les paramètres σ et α qui sont 
mis en avant pour comparer l’hydrophilie d’un tensioactif avec ses homologues de même 
structure [139,149–151]. Dans le but de mieux définir les tensioactifs, Acosta et al. ont 
introduit le concept de « courbure caractéristique » noté Cc, qui redéfinit le paramètre σ 
originel.  

La valeur de Cc va alors refléter la tendance du tensioactif à donner des micelles classiques 
pour des valeurs négatives ou des micelles inverses pour des valeurs positives [40]. Au 
travers de ce paramètre, Nguyen et al. ont même classé différents tensioactifs ioniques et 
non-ioniques en fonction des conditions de réservoir pour des applications ciblées en EOR 
[152]. Pourtant, la détermination de ce paramètre nécessite la réalisation de balayage à 
l’équilibre assez chronophage et qui souvent n’aboutit pas à des diagrammes de phase clairs 
avec des imprécisions dans les valeurs calculées dans le cas des tensioactifs industriels. 

De manière générale, le HLD souffre de certains défauts qui limitent son application. Le 
premier est le nombre important de paramètres à connaitre pour l’utiliser (10 variables pour 
la forme non-ionique et 8 pour la forme ionique). L’expérience montre que le HLD est très 
peu utilisé par le formulateur industriel qui va préférer le HLB moins précis mais plus simple 
d’utilisation [37]. Le second défaut est la difficulté de prédire l’EACN de l’huile, en dehors des 
autres paramètres évoqués jusqu’alors, car il dépend fortement du système de tensioactifs 
utilisé pour sa détermination. Classiquement déterminé par balayage en salinité à l’équilibre, 
il est recommandé de déterminer l’EACN de l’huile complexe avec le même système de 
tensioactifs et à la même concentration que la phase aqueuse injectée pour une application 
EOR [153]. Enfin, si le HLD permet de prédire la formulation optimale des systèmes SOW en 
fonction des variables de formulation, il ne permet pas de prédire l’efficacité du système de 
tensioactif à diminuer la tension interfaciale, traduit par le rapport de solubilisation σ*. Dans 
l’optique de prédire ce rapport de solubilisation, d’autres modèles basés sur le HLD ont été 
proposés tels que le HLD-NAC d’Acosta [40–42] ainsi que d’autres équations d’état liées à 
ce modèle [154–156]. Dans le même but, d’autres études utilisent la modélisation 
moléculaire pour prédire les propriétés d’efficacité des mélanges de tensioactifs [157–159]. 
Néanmoins ces corrélations, effectives pour les systèmes simples basés sur des tensioactifs 
bien définis avec des huiles modèles, restent difficile à mettre en œuvre dans le domaine 
EOR où des mélanges de tensioactifs commerciaux sont nécessaires à la solubilisation 
d’huiles pétrolières très complexes. 

 



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

53 

 

1.3.4.4. L’inversion de phase 

L’inversion de phase est définie comme le changement de morphologie d’une émulsion suite 
à la variation d’une variable de composition ou de formulation. Il existe deux différents types 
d’inversion de phase : l’inversion « catastrophique » et l’inversion « transitionnelle » [160]. 
L’inversion catastrophique est obtenue suite au changement de volume de phase dispersée 
tandis que l’inversion transitionnelle est celle obtenue par changement de l’affinité du 
tensioactif pour les phases huileuse et aqueuse suite à une variation de température le plus 
souvent. Suivant le procédé expérimental, l’inversion de phase peut être réalisée en mode 
« standard » (plusieurs échantillons différents équilibrés puis ensuite agités) ou en mode 
« dynamique » (un seul échantillon dont la variable de formulation ou de composition change 
de façon continue). L’inversion transitionnelle est celle qui sera étudiée de façon plus 
détaillée, car les balayages en salinité pour définir les tensioactifs à utiliser dans l’EOR sont 
réalisés à un ratio eau/huile constant. A partir de là, on parlera simplement d’inversion de 
phase au lieu d’inversion transitionnelle.  

L’affinité du tensioactif est directement liée à l’effet que la température et la salinité 
possèdent sur celui-ci. En absence d’huile, il existe une salinité critique pour laquelle le 
tensioactif devient insoluble en phase aqueuse, qui se traduit en présence d’huile par le 
passage d’une émulsion huile dans l’eau (H/E) à une émulsion eau dans l’huile (E/H). Pour 
la température, qui est le paramètre le plus facile à faire varier pour obtenir l’inversion de 
phase dynamique, cette inversion va dépendre du type de tensioactif. En absence d’huile, 
pour les tensioactifs non-ioniques il existe une température critique au-dessus de laquelle le 
tensioactif ne sera plus soluble, il s’agit de la température de trouble. Les tensioactifs 
ioniques, à l’inverse, seront insolubles en dessous d’une température critique appelée 
température de Krafft. En présence d’huile, une montée en température entrainera donc le 
passage d’une émulsion H/E à E/H pour un tensioactif non-ionique éthoxylé (diminution 
d’hydrophilie avec la température), et un passage d’une émulsion E/H à H/E pour un 
tensioactif ionique (augmentation d’hydrophilie avec la température) [161].  

La température d’inversion de phase (PIT) est définie comme la température pour laquelle 
un système SOW s’inverse d’une émulsion H/E à E/H et inversement [162]. La PIT ne 
change pas beaucoup avec le pourcentage de tensioactif pour un tensioactif non-ionique 
bien défini. De plus, pour les tensioactifs non-ioniques, il a été remarqué que le système 
SOW possède le pouvoir solubilisant le plus important à la PIT [163], ce qui signifie en 
d’autres termes, que le système SOW forme un système de type WIII si la tension 
interfaciale est suffisamment basse dans une certaine gamme de rapport E/H (figure 33) 
[164]. 

 

Figure I.34 : Comportements physico-chimiques et structures des systèmes SOW non-ioniques en dehors et à la 
PIT 
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1.4. Huiles brutes et tensioactifs étudiés 

Les études effectuées dans les chapitres suivants ont été réalisées en utilisant 4 huiles 
pétrolières différentes (CM, GR, UM et AK) ainsi qu’un condensat qui est la partie liquide 
d’un champ gazier (AS) fourni par la société Total SE. Les différentes caractéristiques de ces 
huiles telles que le nombre total de d’acides (TAN), le nombre total de bases (TBN), la note 
ASCI (Asphaltene Solubility Class Index), la viscosité et densité à 25°C, le degrés API et la 
fraction SARA (Saturates Aromatics Resins Asphaltenes) sont listées dans le tableau 3. Les 
différentes huiles pétrolières ont été choisies pour avoir des caractéristiques assez 
différentes, notamment en termes de viscosité et de densité (voir Annexe 1). Les mesures de 
TAN et de TBN ont été obtenues suivant les méthodes standards respectives ASTM D664 
[165] and ASTM D2896 [166], et la note ASCI a été déterminée suivant une méthode 
spécifique développée par Total SE [167]. Le degré API a été calculé à partir des données 
de viscosité extrapolées à 15°C et la fraction SARA a été déterminée par TLC-FID. Les 
autres huiles modèles utilisées sont fournies par divers fournisseurs (Sigma Aldrich, Alfa 

Aesar) avec une haute pureté ( 97% minimum). 

Tableau I.3 : Caractéristiques chimiques des différentes huiles pétrolières utilisées 

 

Les tensioactifs EOR utilisés lors de ces études ont été développés et fournis par BASF et 
CEPSA. Les tensioactifs ioniques sont de structures très variées avec des têtes ioniques de 
type carboxylate, sulfate et sulfonate, et des rallongements possibles de type propoxylats 
(PO) ou éthoxylats (EO). Les tensioactifs non-ioniques, quant à eux, sont des alcools 
éthoxylés de type CiEOj. Ces tensioactifs sont également composés de chaines lipophiles 
pouvant être linéaires ou branchées et comprenant entre 10 et 18 atomes de carbones. Le 
tensioactif Tween 85 a été fourni par Sigma et le tensioactif C10E4 utilisé a été synthétisé et 

distillé au laboratoire pour obtenir un tensioactif ultrapur ( 99%) [168]. Les autres 
tensioactifs ioniques (SDS, AOT, Dodecylbenzene sulfonate, Oléate de sodium), non-
ioniques (série des CiEj purs), co-solvants (2-Butanol, 1-Pentanol) et sels (NaCl, Na2CO3, 

KOH) ont été fournis par différents fournisseurs avec une haute pureté ( 97% minimum). 
Une liste plus exhaustive des différents tensioactifs utilisés lors de cette étude est disponible 
dans les Annexes 2 et 3.          

   

 

 

 

Huile pétrolière CM GR AK UM AS 

TAN (mg KOH/g) 2,0 0,5 0,3 0,1 0,3 

TBN (mg eq KOH/g) 2,5 1,7 0,7 0,6 0,3 

ASCI index 17 17 13 19 n/a 

Viscosité à 25°C  (mPa,s) 82,54 15,31 7,43 7,85 3,37 

Densité (25°C) 0,9091 0,8645 0,8550 0,8564 0,8085 

Degré API 23 31 33 32 42 

Saturés (wt%) 42,4 59,7 47,0 47,1 82,5 

Aromatiques (wt%) 42,5 28,5 44,6 49,0 17,1 

Résines (wt%) 11,4 9,1 2,6 3,0 0,4 

Asphaltènes(wt%) 3,7 2,7 5,8 0,9 0,0 
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Chapitre II 

II. L’inversion de phase comme méthode 
rapide pour la détection de la formulation 
optimale 
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Introduction 

Dans ce chapitre l’inversion de phase est appliquée aux systèmes pétroliers SOW pour 
permettre un repérage rapide et efficace de la formulation optimale. Comme indiqué dans le 
chapitre précédant, l’inversion de phase en température coïncide avec la formulation 
optimale pour les systèmes SOW à base de tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés. Dans 
une première partie, l’inversion de phase en température est utilisée pour repérer rapidement 
la formulation optimale de divers systèmes pétroliers incluant des mélanges de tensioactifs 
anioniques et non-ioniques. Cependant, comme la température est un paramètre imposé 
dans le cadre EOR, son utilisation en tant que variable de formulation reste discutable. C’est 
la raison pour laquelle une nouvelle méthode d’inversion de phase dynamique utilisant la 
salinité a été mise au point pour identifier et comparer rapidement la formulation optimale de 
différents systèmes pétroliers avec celle déterminée par le comportement de phase à 
l’équilibre. 

 

2.1. Méthodes de détection de l’inversion de phase 

2.1.1. Détection par conductivité 

L’inversion de phase est généralement détectée par conductivité. En effet, dans le cas d’une 
émulsion où la variable de formulation est la température avec des tensioactifs non-ioniques 
polyéthoxylés, l’émulsion est de nature H/E à basse température car les liaisons hydrogènes 
assurent la solubilité du tensioactif en phase aqueuse. Lorsque la température augmente, les 
liaisons hydrogènes sont progressivement détruites et l’affinité du tensioactif diminue pour la 
phase aqueuse au profit de la phase huileuse. A la PIT, l’émulsion s’inverse en donnant un 
mélange complexe d’eau, d’huile et de phase microémulsion sous agitation qui est moins 
conducteur que l’émulsion H/E initiale (figure 1) et qui induit a fortiori une chute brutale de 
conductivité. A des températures supérieures à la PIT, l’émulsion de type E/H n’est pas 
conductrice et la conductivité devient quasi-nulle. La PIT est alors repérée à la température 
pour laquelle on observe cette chute brutale de conductivité. Cette expérience peut être 
réalisée de manière discontinue sur différents échantillons pré-équilibrés puis ensuite agités 
ou de manière continue sous agitation constante en appliquant une augmentation ou une 
diminution régulière de température. La méthode continue présente un gain de temps 
énorme par rapport à l’inversion standard discontinue avec une marge d’erreur minime [169]. 
Dans le cas de tensioactifs ioniques, la température occasionne un effet contraire par rapport 
aux tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés. En effet, l’élévation de température entraine une 
augmentation de l’hydrophilie des tensioactifs ioniques due à une dissociation croissante des 
têtes ioniques. L’évolution du signal de conductivité obtenu est donc inversé par rapport aux 
tensioactif non-ionique car à faible température une émulsion inverse E/H sera obtenue, 
tandis qu’à haute température une émulsion directe H/E sera formée (figure 1, droite). La PIT 
correspond donc à la température pour laquelle une augmentation brutale de conductivité est 
observée. De manière générale, les tensioactifs ioniques sont tellement hydrophiles que 
leurs PIT est rarement supérieure à 0°C, ce qui rend leurs observations difficiles. Néanmoins 
certains tensioactifs ioniques bicaténaires tels que l’AOT présentent avec un caractère 
lipophile marqué et permettent d’observer une inversion de phase à des température plus 
élevées (figure 1, droite). La figure 1 présente les inversions de phase en température 
observées par conductivité pour les systèmes 3wt% C10E4/n-octane/10-2M NaCl et 2,5wt% 
AOT/n-décane/0,6wt% NaCl. Les profils d’inversions présentés résultent de la moyenne des 
profils de chauffage et de refroidissement qui sont confondus pour le systèmes 3wt% 
C10E4/n-octane/10-2M NaCl et caractérisés par un faible hystérésis de moins de 1°C pour 
l’AOT/n-décane/0,6wt% NaCl (courbes pointillées). Dans la suite, par soucis de présentation, 
si l’hystérésis reste faible seul le profil moyen sera présenté.    
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Figure II.1 : Evolution de la conductivité en fonction de la température pour les systèmes 3wt% C10E4/n-octane/10-

2M NaCl (gauche) et 2,5wt% AOT/n-décane/0,6wt% NaCl (droite)  

 

2.1.2. Détection par viscosité 

La PIT peut également être détectée par mesure de viscosité car la formulation optimale 
obtenue à la PIT est caractérisée par un minimum de viscosité [170,171]. Ce minimum est 
une conséquence de la tension interfaciale H/E ultra-basse à la formulation optimale qui 
permet d’allonger les gouttelettes de phase dispersée le long des lignes de flux sans aucune 
dépense d’énergie [172]. De part et d’autre de la formulation optimale et à proximité de la 
zone de microémulsion WIII, l’émulsion présente un minimum de taille de goutte qui se 
traduit par l’apparition de deux maximums locaux de viscosité [173]. Après la PIT, la 
viscosité de l’émulsion E/H diminue progressivement du fait de l’augmentation de la taille des 
gouttelettes de phase aqueuse jusqu’à une valeur limite de viscosité (figure 2).  

 

Figure II.2 : Evolution de la viscosité en fonction de la température du système 3wt% C10E4/n-octane/10-2M NaCl 
(gauche) et montage associé d’inversion de phase dynamique en température par mesure de viscosité (droite)  



L’inversion de phase comme méthode rapide pour la détection de la formulation optimale 

 

58 

 

Un désavantage de cette méthode est que les mesures de viscosité avec un système cône-
plan ne peuvent être effectuées qu’en augmentant la température du fait de la rapide 
séparation de phase de l’émulsion E/H à haute température. En conductivité, les valeurs 
peuvent être enregistrées suivant des allers et retours en température de part et d’autre de 
l’inversion, ce qui amène une meilleure précision. En termes de géométrie, le cône-plan 
reste le moyen le plus précis de déterminer l’inversion du fait de la mise en température très 
rapide de l’échantillon. L’utilisation d’autres géométries tels que le cylindre coaxial ou la pale 
est également possible moyennant une marge d’erreur plus importante. 

 

2.1.3. Détection par rétrodiffusion de lumière 

Il est enfin possible de visualiser l’inversion de phase par rétrodiffusion de la lumière visible 

[174]. L’intensité rétrodiffusée va dépendre en grande partie de la taille des gouttelettes de 
l’émulsion, globalement plus la taille des gouttelettes diminue, plus l’intensité de la lumière 
rétrodiffusée augmente. L’intensité rétrodiffusée évolue donc de la même manière que la 
viscosité lors du balayage en température, à savoir qu’une diminution de taille de 
gouttelettes engendre une augmentation de l’intensité rétrodiffusée pour l’émulsion H/E. A la 
PIT, il y a une chute brutale de cette intensité due à l’obtention de la formulation optimale. 
Enfin, une augmentation de taille de gouttelettes au-delà de la PIT engendre une diminution 
de cette même intensité pour l’émulsion E/H [175]. 

La vitesse d’agitation a un impact fort sur le signal rétrodiffusé dans la mesure où une 
vitesse d’agitation plus grande engendre un cisaillement plus important et donc une taille de 
gouttelette plus fine (voir Annexe 4). La longueur d’onde d’acquisition est également 
importante à considérer car elle dépend du type d’huile utilisée. Il est tout d’abord nécessaire 
de réaliser la mesure aux longueurs d’ondes ayant une intensité rétrodiffusée maximale pour 
obtenir une meilleure résolution. Ces longueurs d’ondes spécifiques varient selon les 
caractéristiques optiques de l’huile. On aura très peu de variation du spectre de rétrodiffusion 
entre les alcanes purs qui sont incolores alors que cette variation est importante avec les 
huiles colorées telles que le pétrole qui absorbent une partie du rayonnement incident. Cette 
absorption contribue à affaiblir significativement l’intensité du signal rétrodiffusé comme 
illustré par la figure 3. 

 

Figure II.3 : Spectres de rétrodiffusion du système C10E4/n-tetradécane/H2O (gauche) et d’un système SOW 
pétrolier (droite) sous agitation 
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Dans le cas des n-alcanes, la PIT observée par rétrodiffusion de lumière du système 
C10E4/n-octane/eau coïncide avec celles détectées par conductimétrie et viscosimétrie. Dans 
le cas des systèmes pétroliers, la PIT du système est plus difficilement identifiable du fait de 
la diminution importante du signal rétrodiffusé. Il est néanmoins possible d’identifier une 
plage de température d’inversion correspondant à une légère baisse du signal rétrodiffusée 
suivant la hausse brutale de l’émulsion H/E comme le montre la figure 4. Le fait que la 
rétrodiffusion de lumière possède une faible résolution pour les systèmes pétroliers diminue 
son intérêt vis-à-vis de l’identification de l’inversion de phase. Dans la suite de cette étude, la 
méthode de détection par conductivité sera privilégiée car elle s’avère rapide, précise et peu 
influencée par les variables de procédés. 

 

Figure II.4 : Signal de rétrodiffusion de lumière comparé avec la mesure en conductivité pour le système 3wt% 
C10E4/n-octane/H2O (gauche) et pour le système 1,5wt% [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/brut UM/70 g.L-1 NaCl 

(droite) 

 

2.2. L’inversion de phase dynamique en température pour l’EOR 

2.2.1. Influence du système de tensioactif 

L’inversion de phase des émulsions est étroitement liée avec l’obtention de la formulation 
optimale et donc avec la formation du système microémulsion triphasique WIII comme 
démontré par Shinoda et al. pour les tensioactifs non-ioniques [163] et par Salager et al. 
pour les tensioactifs ioniques [176]. La détermination rapide de la PIT par conductivité 
pourrait être une méthode efficace pour identifier la formulation optimale avec des huiles 
pétrolières. Traditionnellement, la formulation optimale pour des systèmes pétroliers est 
évaluée à la suite de balayage en sel à l’équilibre en maintenant la température constante 
(égale à celle du réservoir). Pour identifier la formulation optimale avec la PIT, l’expérience 
inverse est réalisée. Au lieu de maintenir la température constante, c’est la salinité qui est 
maintenue constante et la température devient la variable d’ajustement. La PIT est alors la 
température du réservoir dite « optimale » associée à la salinité fixée. Dans cette optique, 
différents systèmes de tensioactifs ont été testés avec la même huile pétrolière GR à une 
même salinité en phase aqueuse de 70 g.L-1 comme indiqué par la figure 5. Ces différents 
systèmes de tensioactifs utilisés sont décrits dans le tableau 1. 
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Figure II.5 : Mesures dynamique de PIT pour différents systèmes de tensioactif sulfates/CiEOj avec le brut 
pétrolier GR à 70 g.L-1 NaCl et à WOR = 1 

 

Tableau II.1 : Valeurs de PIT expérimentales obtenues de l’étude précédente à partir des courbes d’inversion de 
la figure 5 

Nom de 
mélange 

Système de tensioactifs 
PIT 
(°C) 

Présence de 
WIII 

X n-C16-18PO2SO4Na + i-C13EO13 71,2 Oui 

A n-C16-18PO2SO4Na + n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 65,2 Oui 

B n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 58,2 Oui 

C n-C16-18PO4SO4Na + i-C10EO10 57,5 Oui 

D n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO10 46,2 Oui 

E n-C16-18PO4SO4Na + i-C17EO12 ≈36,5 Non 

F n-C16-18PO4SO4Na + 2-BuOH NA Non 

 

Comme le montre la figure 5, le signal de PIT en conductivité varie en fonction des systèmes 
de tensioactifs choisis. En effet, pour deux systèmes composés du tensioactif anionique n-
C16-18PO4SO4Na avec comme co-tensioactifs le 2-Butanol et le i-C17EO12, on obtient des 
signaux d’inversion en conductivité (aller et retour) très bruités et qui ne permettent pas de 
définir une valeur claire de PIT (courbes jaune et rouge). Si on change le co-tensioactif pour 
des composés plus hydrophiles tels que le i-C13EO10, le i-C10EO10 ou le i-C13EO13 amenant à 
des températures d’inversion plus élevées, on remarque que le signal d’inversion de phase 
devient plus régulier et permet la détermination non équivoque d’une valeur de PIT. De plus, 
comme indiqué par le tableau 1, tous les systèmes de tensioactifs testés n’aboutissent pas à 
la formulation optimale avec l’huile GR et à une microémulsion WIII à l’équilibre. Dans le cas 
des 2 systèmes présentant une inversion incomplète, la mise à l’équilibre sur la plage de 
température lors de l’inversion (de 35 à 60°C) ne permet pas d’obtenir des triphasiques de 
type WIII mais à la place des phases visqueuses, résultant de la non compatibilité entre les 
tensioactifs et l’huile pétrolière (figure 6). Ces phases visqueuses sont un problème récurrent 
dans le cadre EOR dans la mesure où elles impactent la mobilité des fluides que l’on injecte 
au sein du réservoir.  
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Figure II.6 : Photographies de tripasiques de type WIII bien définis à la formulation optimale et à l’équilibre pour 
les systèmes précédants A, B, C et D ainsi que les phases visqueuses à l’équilibre pour les systèmes E et F 

Pour cette raison, la formation de phase visqueuse doit être évitée et il est recommandé 
d’adapter les tensioactifs, notamment en rajoutant des ramifications à la chaine lipophile, en 
vue d’améliorer la compatibilité avec l’huile pétrolière [47]. Dans notre approche, la mesure 
de PIT permet de repérer rapidement la température optimale à une salinité fixée pour les 
systèmes pétroliers composés de mélanges de tensioactifs ionique et non-ionique, mais 
également de prédire la formation des phases visqueuses par analyse de l’allure globale du 
signal. Cette valeur de PIT obtenue est également fonction des structures des tensioactifs 
ainsi que de leurs fractions dans le mélange comme indiqué par la figure 7. 

 

Figure II.7 : Evolution de la PIT en fonction du nombre de carbones et de groupes EO dans la structure du co-
tensioactif i-CxEOy (gauche) et de la fraction massique du tensioactif n-C16-18PO2SO4Na dans le mélange de 

tensioactif ionique n-C16-18(PO4/PO2)SO4Na (droite) 

Comme le montre la figure 7, la valeur de PIT obtenue est combinaison linéaire du nombre 
de carbones (NC) et de groupes éthoxylés (EON) du co-tensioactif avec un même tensioactif 
ionique en mélange et dans les mêmes proportions, ici le n-C16-18PO4SO4Na. Cette évolution, 
décrite par l’équation 1, a permis la détermination des coefficients associés aux nombres de 
carbones et de groupes éthoxylés du co-tensioactif et indique que, dans les conditions du 
système SOW étudié, l’apport d’un carbone dans la chaine lipophile impacte plus la PIT que 
l’ajout d’un groupe EO.  

𝑃𝐼𝑇 = 4,15. 𝐸𝑂𝑁 − 4,21.𝑁𝐶 + 58.68(𝐼𝐼. 1) 
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De manière générale, il est possible d’exprimer l’évolution de la PIT pour un tensioactif non-
ionique au travers de l’équation du HLD (Eq. 2). Tout comme pour la précédente expression, 
la PIT évolue linéairement avec le nombre de groupes EO du tensioactif non-ionique (l’EACN 
et la salinité optimale S* étant constants ici). Néanmoins toute comparaison directe ne peut 
être faite car l’équation du HLD sous cette forme ne concerne que les tensioactifs non-
ioniques, tandis que dans notre cas le tensioactif non-ionique se trouve en mélange avec un 
tensioactif ionique qui apporte également sa contribution à la valeur de PIT. 

𝑃𝐼𝑇 =
1

𝑐𝑇
. 𝐸𝑂𝑁 −

𝛼

𝑐𝑇
+
𝑘

𝑐𝑇
. 𝐸𝐴𝐶𝑁 −

𝑏

𝑐𝑇
. 𝑆∗ + 25(𝐼𝐼. 2) 

En effet, le tensioactif ionique contribue également à modifier cette valeur de PIT comme le 
montre la figure 7 (droite). La PIT évolue linéairement avec le ratio massique entre les 
tensioactifs n-C16-18PO4SO4Na et n-C16-18PO2SO4Na où ce dernier est plus hydrophile car 
ayant une PIT plus élevée dans les mêmes conditions opératoires. Cette observation est 
également en accord avec le caractère hydrophobe des groupements propoxylés comme 
mentionné dans la littérature [177,178]. Le fait que la PIT soit corrélée avec les variations du 
système de tensioactifs permet d’adapter celui-ci en vue d’obtenir la formulation optimale à 
la température et à la salinité souhaitée, tout en évitant les formulations amenant à des 
phases visqueuses. 

 

2.2.2. Influence de la salinité 

Si la mesure de la PIT permet de rendre compte de l’influence du système de tensioactifs sur 
l’huile pétrolière, il est également possible de quantifier l’influence de la salinité sur ces 
systèmes. La figure 8 présente l’évolution du profil de conductivité en fonction de la 
température à différentes salinités pour un même système de tensioactifs et un même brut 
CM. La mesure de la PIT permet pour chaque salinité d’obtenir à l’équilibre un système 
microémulsion WIII caractéristique de la formulation optimale comme montré dans la figure 
9. 

 

Figure II.8 : Profils de conductivité en fonction de la température pour le système [n-C16-18PO4SO4Na + i-
C13EO13]/brut CM/NaCl à différentes salinités fixées 
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Figure II.9 : Photographies des microémulsions de type WIII obtenue à l’équilibre pour chaque formulation 
optimale déterminée par mesure de PIT pour le système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/brut CM/NaClaq à 
différentes salinités. Les lignes blanches pontillées indiquent les frontières de la phase microémulsion WIII 

Comme indiqué par la figure 8, l’augmentation de salinité induit une diminution de la PIT 
pour un même système pétrolier. Cette évolution inverse de la salinité par rapport à la 
température est en accord avec les précédentes études réalisées avec des mélanges 
similaires de tensioactifs où la perte d’hydrophilie du tensioactif non-ionique avec l’élévation 
de température est prédominante [179,180]. De plus, la figure 9 indique que chaque 
inversion de phase enregistrée est nette et permet d’obtenir à la formulation optimale une 
microémulsion de type WIII à l’équilibre avec un volume de phase médiane augmentant 
considérablement avec la salinité. D’après Ghosh et al., le rapport de solubilisation est 
proportionnel à l’inverse du logarithme de la salinité en considérant le même système de 
tensioactifs dans le cas d’huiles modèles [181]. Cette corrélation est également vérifiée pour 
notre système pétrolier comme indiqué par la figure 10. Néanmoins, elle n’est plus valable si 
on change l’huile pétrolière même en conservant le système de tensioactifs du fait de la 
présence d’espèces tensioactives endogènes au pétrole qui perturbent le système de 
tensioactifs synthétiques. Ces tensioactifs endogènes feront l’objet d’une étude plus 
approfondie par la suite. 

 

Figure II.10 : Corrélation entre le rapport de solubilisation à l’optimum σ* et le logarithme de la salinité pour le 
système étudié 
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D’après l’équation du HLD [90], la température évolue inversement à la salinité pour les 
tensioactifs non-ioniques (Eq. 2) et dans le même sens pour les tensioactifs ioniques (Eq. 3), 
car le coefficient de température cT est positif pour les tensioactifs non-ioniques et négatif 
pour les ioniques. Dans le cas des tensioactifs non-ioniques, la température optimale (PIT) 
est corrélée linéairement avec la salinité optimale, tandis qu’elle est corrélée avec le 
logarithme de la salinité optimale pour les ioniques. La figure 11 présente l’évolution de la 
PIT en fonction de la salinité pour les 5 huiles pétrolières avec le même système de 
tensioactifs. Dans ces systèmes pétroliers, aucun ajout de carbonate de sodium n’a été 
effectué pour ne pas neutraliser les tensioactifs endogènes (acides naphténiques) et pour ne 
pas perturber le système de tensioactifs synthétiques. 

𝑃𝐼𝑇 = −
1

𝑐𝑇
. 𝐿𝑛(𝑆∗) +

𝑘

𝑐𝑇
. 𝐸𝐴𝐶𝑁 −

𝜎

𝑐𝑇
+ 25(𝐼𝐼. 3) 

 

 

Figure II.11 : Evolution de la PIT en fonction de la salinité avec les différentes huiles pétrolières et le même 
système de tensioactifs [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] selon une échelle linéaire (gauche) ou logarithmique 

(droite). Les cercles vides indiquent une obtention de phases visqueuses au lieu de la microémulsion WIII 
recherchée 

D’après la figure 11, le mélange de tensioactif ionique et non-ionique avec des huiles 
pétrolières est en accord avec l’équation du HLD pour les tensioactifs ioniques mais avec un 
paramètre cT positif. Ainsi, la pente de la régression logarithmique noté « a » permet de 
calculer le paramètre de température cT caractéristique du système de tensioactif. Cette 
pente est théoriquement indépendante de la nature de l’huile et le coefficient cT unique pour 
chaque système de tensioactifs. Pourtant la figure 11 montre clairement des variations de 
pente lorsqu’on change d’huile pétrolière (± 10% en moyenne), ce qui implique que le 
coefficient de température du système de tensioactif change avec elle. Ce phénomène peut 
s’expliquer, non pas par la présence de tensioactifs endogènes, mais par la solubilisation 
partielle du tensioactif non ionique dans l’huile pétrolière qui est plus ou moins important 
selon la composition chimique du pétrole étudié [43,147,182,183]. Cette solubilisation 
partielle du tensioactif non-ionique va entrainer une modification du ratio entre tensioactifs 
ioniques et non-ioniques situés à l’interface et donc modifier cette valeur de cT comme 
indiqué par le tableau 2. 
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Tableau II.2 : Valeurs de cT du système de tensioactifs [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] pour chaque huile 
pétrolière 

Système de tensioactifs Huile pétrolière pente (°C) cT (°C-1) 

1wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13 

CM -61 0,017 
GR -58 0,017 
UM -51 0,019 
AK -48 0,021 
AS -57 0,018 

Les valeurs de cT obtenues sont globalement plus faible que celles des tensioactifs non-
ioniques polyéthoxylés souvent approximées à 0,06 °C-1 [90]. Dans le cas des tensioactifs 
ioniques, cette valeur de cT est négative avec -0,01°C-1 [90], ce qui est en accord avec nos 
valeurs plus faible car pour cette étude des mélanges de tensioactifs ioniques et non-
ioniques sont utilisés. Cette hypothèse est confortée par la littérature pour laquelle l’addition 
de groupements EO et de tensioactifs anioniques rallongés modifie ce paramètre [147,179]. 
Cette évolution des valeurs de cT est liée au pourcentage de résines de chaque brut comme 
démontré par la figure 12. En effet, la fraction des résines regroupe toutes les molécules du 
brut pétrolier possédant des hétéroatomes tels que l’oxygène, le souffre ou l’azote, et dans 
laquelle les tensioactifs polyéthoxylés sont fortement solubles suite à des équivalences de 
structures chimiques. On observe que plus la fraction de résines est élevée, plus le 
paramètre cT du système de tensioactifs diminue. Ce résultat évolue dans le sens attendu 
car plus la fraction de résine est importante plus la solubilisation des tensioactifs non-
ioniques éthoxylés est grande. Ainsi, l’interface devient plus pauvre en tensioactifs non-
ionique par rapport aux ioniques et donc la valeur de cT diminue d’autant plus pour tendre 
vers celle attribuée aux tensioactifs anioniques. 

 

Figure II.12 : Evolution des valeurs de cT en fonction du pourcentage de résines de chaque brut pétrolier 

Cette méthode peut également être utilisée pour différencier les systèmes de tensioactifs 
suivant leurs sensibilités plus ou moins grande à la température comme indiqué par la figure 
13. Cette figure présente l’influence du système de tensioactifs sur le comportement de 
phase d’un brut particulier suivant des mesures de PIT à différentes salinités. Cette méthode 
possède également l’avantage de déterminer le coefficient cT pour n’importe quel mélange 
de tensioactifs anioniques et non-ioniques (Tableau 3), et peut être généralisée à d’autres 
mélanges comportant la présence d’alcools par exemple. 
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Figure II.13 : Evolution de la PIT en fonction de la salinité avec différents systèmes de tensioactifs et la même 
huile pétrolière GR. Les cercles vides indiquent une obtention de phases visqueuses au lieu de la microémulsion 

WIII recherchée 

 

Tableau II.3 : Valeurs de cT de différents systèmes de tensioactifs avec une même huile pétrolière GR 

Système de tensioactif 
pente 
(°C) 

cT         
(°C-1) 

1wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13 -58,1 0,017 
1wt% n-C16-18PO2SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13 -80,1 0,013 

1wt% C17:1COONa + 0,5wt% i-C13EO13 -66,2 0,015 
0,88wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,62wt% i-C13EO13 -49,9 0,020 
0,49wt% n-C16-18PO2SO4Na + 1,01wt% i-C13EO13 -46,1 0,022 

0,52wt% n-C16-18PO7EO25OCH2COONa + 0,12wt% SDS + 0,86wt% i-C13EO13 -55,9 0,018 

Les résultats indiquent que l’augmentation du nombre de groupes EO et PO dans les 
structures des tensioactifs contribuent à augmenter cette valeur de cT, et donc leur sensibilité 
à la température. Cette évolution est assez logique dans la mesure où ce sont les groupes 
EO et PO qui sont les plus sensibles aux variations de températures et non les têtes 
ioniques. De la même manière, la sensibilité due à la température augmente d’avantage 
quand on augmente la proportion de tensioactif non-ionique polyéthoxylés par rapport aux 
tensioactifs ioniques. 

De manière générale, l’évolution de la PIT à différentes salinités suit une corrélation 
logarithmique linéaire qui reste valable pour les huiles pétrolière. Cette corrélation peut, par 
la suite, être utilisée pour prédire la salinité pour atteindre la formulation optimale à la 
température de réservoir. Si cette méthode reste plus rapide que les balayages en salinité 
classiques à l’équilibre, elle reste néanmoins assez longue car elle requiert de nombreuses 
mesures d’inversion de phase successives à différentes salinités fixées. 
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2.2.3. Influence de l’ajout de base 

Dans le cas de la formation de phases visqueuses, il est recommandé d’ajouter une base 
pour neutraliser les tensioactifs endogènes du pétrole, dont en particulier, les acides 
naphténiques. Ces espèces endogènes vont créer du désordre dans les films de tensioactifs 
déjà présents et accélérer les temps de déphasage ainsi qu’augmenter la solubilisation 
apparente de l’huile dans les phases microémulsions WIII [56]. Ces acides naphténiques 
sont des acides carboxyliques aliphatiques et aromatiques (figure 14) présents naturellement 
dans le pétrole et qui, une fois neutralisés, permettent d’abaisser la tension interfaciale entre 
l’eau et l’huile. Ces composés peuvent stabiliser également des émulsions E/H et H/E, ainsi 
qu’induire un déphasage rapide suivant leurs concentrations et le pH de la phase aqueuse 
[184,185]. L’utilisation de base possède également d’autres avantages tels que la réduction 
de l’absorption des tensioactifs anioniques sur les roches du réservoir par inversion de la 
charge positive de surface [186–188] et de diminuer la séquestration des tensioactifs par les 
ions divalents du réservoir [189]. Le type de roche est également important à considérer 
dans le choix de la base. En effet, il a été démontré que l’addition de Na2CO3 semble plus 
efficace que celle de KOH pour réduire l’absorption des tensioactifs sur les roches calcites et 
dolomites du réservoir [117,190–193]. 

 

Figure II.14 : Structures typiques d’acides naphténiques [184] 

Ces acides naphténiques, étant très lipophiles, vont contribuer à diminuer les salinités 
optimales [48]. Dans le but de définir l’impact de l’ajout de base sur le système de 
tensioactifs, différentes mesures de PIT ont été réalisées à différentes salinités et avec 
différents bruts pétroliers pour un système de tensioactifs particulier en présence et sans 
ajout de base (Na2CO3) comme indiqué par la figure 15. 

 

Figure II.15 : Evolution de la PIT en fonction de la salinité avec les différentes huiles pétrolières et le même 
système de tensioactifs [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] sans Na2CO3 (gauche) et avec (droite). Les cercles 

vides indiquent une obtention de phases visqueuses au lieu de la microémulsion WIII recherchée 
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Comme indiqué précédemment, l’ajout de base permet d’obtenir des phases microémulsion 
WIII dans le cas du brut CM à des salinités plus faibles que pour le système synthétique 
associé. Le calcul des pentes entre la PIT et le logarithme de la salinité permet de 
déterminer une différence de sensibilité à la température due à l’ajout de Na2CO3 noté ΔcT 
(tableau 4). Cette différence de sensibilité semble être de même nature pour les bruts 
pétrolier CM, UM et AK pour lequel un ajout de base provoque une diminution de cette 
sensibilité. Dans le cas du brut GR, il semble que l’ajout de Na2CO3 induit la formation de 
tensioactifs endogènes plus thermosensibles que les tensioactifs synthétiques initiaux du fait 
de la valeur positive de ΔcT. Dans tous les cas la variation sur le paramètre cT reste faible 
lors de l’ajout de base, ce qui indique que la sensibilité à la température du système de 
tensioactif n’est pas tellement affectée par cet ajout. 

Tableau II.4 : Valeurs de différence de cT due à l’ajout de Na2CO3 avec le système de tensioactif [n-C16-

18PO4SO4Na + i-C13EO13] pour chaque huile pétrolière 

Huile 
pétrolière 

pente (°C) 
sans Na2CO3 

cT (°C-1)     
sans Na2CO3 

pente (°C)     
avec Na2CO3 

cT (°C-1)         
sans Na2CO3 

ΔcT   

(°C-1) 

CM -60,5 0,0165 -66,5 0,0150 -0.0015 
GR -58,1 0,0172 -48,5 0,0206 0.0034 
UM -51,2 0,0193 -55.1 0,0182 -0.0011 
AK -48,1 0,0208 -48.5 0,0206 -0.0002 

 

2.3. L’inversion de phase dynamique en salinité pour l’EOR 

2.3.1. Systèmes modèles 

La PIT dynamique permet de repérer la température pour laquelle on obtient la formulation 
optimale d’un système SOW pétrolier à salinité fixée. Cette technique d’analyse présente 
l’inconvénient d’utiliser un paramètre qui est normalement constant pour l’application EOR 
comme variable de formulation. La salinité, qui est fixée lors d’une expérience de PIT 
dynamique, est quant à elle, le paramètre ajustable lors de l’application EOR. Bien qu’il soit 
possible de réaliser des corrélations dans le but d’estimer la salinité optimale en PIT 
dynamique, elles ne permettent pas une mesure expérimentale directe comparable aux 
balayages en salinité à l’équilibre. Il a également été démontré que la mesure de l’inversion 
de phase standard par variation de la salinité (en statique) permet de repérer également la 
formulation optimale pour un système modèle SDS/1-pentanol/NaCl/Kérosène [176].  

La conception d’un système de mesure permettant une mesure dynamique de l’inversion de 
phase en salinité doit par conséquent aboutir à la détermination de la formulation optimale. 
Une telle mesure doit conserver les autres paramètres de formulation constants pour être 
représentative, à savoir la température mais aussi la concentration en tensioactifs et le 
WOR. Le montage présenté par la figure 16 permet une mesure de l’inversion de phase 
dynamique en salinité tout en maintenant la concentration en tensioactifs constante via un 
pousse-seringue automatique qui ajoute de faibles débits de solutions salées de même 
concentration en tensioactifs. Un deuxième pousse-seringue est également présent pour 
ajouter l’huile à un débit similaire de manière à maintenir le WOR constant (voir partie 
expérimentale).  
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Figure II.16 : Schéma du montage expérimental de détection de l’inversion de phase dynamique en salinité 

La méthode de mesure développée pour détecter la salinité d’inversion de phase a été 
baptisée SPI dynamique (Salinity Phase Inversion). Elle permet d’étudier les systèmes SOW 
selon deux protocoles. Le premier consiste à augmenter progressivement la concentration 
en sels de l’émulsion sous agitation en ajoutant une solution aqueuse de même 
concentration en tensioactifs avec une salinité élevée à une émulsion de départ de faible 
salinité. Cette première méthode présente un sérieux inconvénient dans la mesure où les 
tensioactifs sont souvent insolubles à forte salinité, et particulièrement pour les tensioactifs 
ioniques. En vue d’injecter des solutions aqueuses homogènes, un protocole alternatif est 
préféré où l’inversion de phase est induite par dilution progressive de cette concentration en 
sel. Cette dilution est réalisée par ajout d’une solution aqueuse de même concentration en 
tensioactifs avec une faible salinité à une émulsion de départ ayant une salinité élevée. Les 
faibles débits des pousse-seringues présentent une très bonne reproductibilité indiquant une 
bonne précision des valeurs de concentration en sels au sein du système (Annexe 5).   

Contrairement à la PIT, le profil de d’inversion par variation de la salinité (SPI) en 
conductivité est toujours le même quel que soit le type de tensioactifs utilisées (ionique ou 
non ionique). A faible salinité, le système possède une conductivité élevée car il s’agit d’une 
émulsion H/E. Lors de l’augmentation de salinité, le profil de conductivité va s’inverser à une 
certaine salinité indiquant l’obtention d’une microémulsion WIII sous agitation. Et à salinité 
élevée, la conductivité du système est quasi-nulle, indiquant la formation d’une émulsion 
E/H. A titre d’exemple, deux systèmes SOW modèles ont été étudiés, le C10E4/n-octane/NaCl 
et l’AOT/n-décane/NaCl.  

La figure 17 montre les profils obtenus pour les SPI du C10E4/n-octane/NaClaq observés en 
dynamique par augmentation et diminution de salinité ainsi que l’inversion standard en 
statique et son diagramme de phase à l’équilibre associé. Cette figure montre également le 
profil de SPI du système AOT/n-décane/NaClaq obtenu par diminution de la salinité ainsi que 
son diagramme de phase à l’équilibre. Le n-décane et le n-octane sont ajoutés en même 
proportion que pour la solution aqueuse, limitant ainsi l’augmentation de la fraction massique 
aqueuse. Dans le cas de l’AOT, la zone de WIII est effectivement corrélée avec l’inversion 
en conductivité et à son pic consécutif. Les valeurs de conductivité de ce pic semblent être 
induites par la formation de la microémulsion pour laquelle il a déjà été observé une 
conductivité non nulle dans la littérature [194]. 
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Figure II.17 : (gauche) SPI du système 3wt% C10E4/n-octane/NaClaq à 20°C avec fw = 0,5 enregistrée en 
augmentant (courbe bleue) et en diminuant (courbe rouge) la salinité de la phase aqueuse, ainsi que l’inversion 
de phase standard réalisée en statique (points noirs). (droite) SPI du système 5% AOT/n-décane/NaClaq à 40°C 

avec fw = 0,5 enregistrée en diminuant la salinité de la phase aqueuse 

Comme présenté par la figure 17, la SPI est obtenue à 35 g.L-1 NaCl pour le système 3wt% 
C10E4/n-octane/NaClaq et est un peu élevée comparée à la salinité optimale de 21 g.L-1 NaCl 
prédite par l’équation du HLD [90,195] (Annexe 6). Néanmoins, cette SPI est située au 
centre de la zone d’obtention de la microémulsion WIII et permet donc de repérer rapidement 
et efficacement la formulation optimale pour des systèmes SOW avec des tensioactifs non-
ioniques. Le profil de conductivité suit la tendance escomptée avec une augmentation 
proportionnelle à la concentration en sel de la phase aqueuse jusqu’à la chute de la 
conductivité quand le système passe d’une émulsion H/E à E/H. A cet instant, le signal 
présente des valeurs résiduelles de conductivité entre 35 g.L-1 et 60 g.L-1 NaCl avec un 
maximum secondaire centré sur 43 g.L-1 NaCl. Ce rebond est répétable avec l’expérience 
inverse en diminuant la salinité, ce qui indique que ces valeurs résiduelles ne sont pas dues 
à des artefacts de procédé mais sont caractéristiques des changements de la phase 
microémulsion WIII sous agitation durant le gradient de salinité. Une mesure de la salinité 
optimale peut être établie par une des deux méthodes d’augmentation ou de diminution de 
salinité du fait du faible hystérésis de 2 g.L-1 NaCl présent entre les deux inversions. De la 
même façon, l’inversion de phase standard déterminée à l’équilibre coïncide avec la SPI 
enregistrée en dynamique. Cette correspondance est en accord avec la littérature où une 
faible marge d’erreur avait également été déterminée pour l’inversion dynamique en 
température [169]. 

Dans le cas du système AOT/n-décane/NaClaq, la chute et les valeurs résiduelles de 
conductivité coïncident exactement avec la zone de formation de la microémulsion WIII à 
l’équilibre. Ce résultat confirme une fois de plus la correspondance entre la formulation 
optimale à l’équilibre et la SPI déterminée de façon dynamique. La valeur de SPI de 6 g.L-1 
NaCl obtenue est également similaire à celle prédite par l’équation du HLD [196] (Annexe 7). 
Une détermination aussi précise nécessite un maintien constant des autres variables 
impactées par l’ajout de solution salée tels que la concentration et la fraction massique de 
tensioactif (Annexe 8), et plus particulièrement quand la zone d’obtention de la 
microémulsion WIII est étroite comme c’est le cas pour le système AOT/n-décane/NaClaq. Du 
fait de la grande hygroscopie caractéristique de l’AOT, des différences entre nos valeurs et 
celles de la littérature peuvent apparaitre car la tendance hygroscopique de l’AOT modifie 
son diagramme de phase à l’équilibre. 
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En effet, l’hydrolyse de l’AOT, ainsi que la présence de traces de produits de départ, 
engendrent la formation de dérivés amphiphiles de types ethyl-hexyl alcools en tant que 
produits secondaires qui induisent des variations importantes au niveau des conditions 
d’obtention de la formulation optimale [90,183,197]. Dans ce sens, différents résultats ont été 
explicités par Kahlweit et al., pour qui la zone de formation de la microémulsion WIII va de 7 
à 9 g.L-1 NaCl [198].  

 

2.3.2. Systèmes pétroliers 

Comme la SPI permet de trouver rapidement les conditions d’obtention de la formulation 
optimale dans le cas des systèmes SOW avec des huiles modèles, cette technique pourrait 
se révéler d’intérêt pour le cadre EOR où la détermination rapide de la salinité optimale reste 
un défi à relever. En vue d’évaluer l’intérêt de cette méthode avec les systèmes pétroliers 
réels, des mélanges de tensioactifs EOR ioniques et non ioniques avec des huiles 
pétrolières ont été étudiés. La figure 18 présente le profil de conductivité en fonction de la 
salinité pour le système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/Huile GR/NaClaq à WOR=1 et à 
55°C. Parallèlement à cette expérience, un diagramme de phase et des mesures de tension 
interfaciale ont été effectuées sur le même système à l’équilibre pour identifier précisément 
et sans ambiguïté la formulation optimale (cad le minimum de tension obtenu de 
l’intersection des courbes de tension H/E et E/H). 

 

Figure II.18 : Identification de la formulation optimale du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/Huile 
GR/NaClaq à WOR=1 et à 55°C suivant une mesure de SPI dynamique en diminuant la salinité de la phase 

aqueuse (courbe rouge) et par mesure de tension interfaciale (points noirs) du système à l’équilibre 

Comme présenté par la figure 18, la SPI coïncide exactement avec le minimum de tension 
interfaciale caractéristique de la formulation optimale. Tout comme pour les systèmes 
modèles, la chute de conductivité permettant la mesure de la SPI intervient dans la gamme 
de salinité où la tension interfaciale est ultra-basse avec des valeurs atteignant 5.10-4 mN.m-1 
pour ce système pétrolier. Pour comparaison, l’équation de Huh donne une valeur de tension 
de 2,5.10-3 mN.m-1 pour le même système suivant son ratio de solubilisation de 11 cc/cc et 
en prenant aH comme étant égal à 0,42 mN.m-1 qui est représentatif de la majorité des 
tensioactifs [151]. Cette valeur prédite apparait assez élevée comparée à la valeur réelle de 
tension interfaciale du fait que le coefficient aH de 0,42 mN.m-1 semble peu adapté à ce 
système de tensioactifs. Dans le cas présent, ce coefficient est estimé à 0,09 mN.m-1.   
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Dans tous les cas, ce résultat indique que la SPI dynamique peut être appliquée à des 
systèmes pétroliers composés de mélanges de tensioactifs ioniques et non-ioniques pour 
détecter rapidement et efficacement les conditions d’obtention de la formulation optimale. 
L’allure du profil de tension interfaciale est similaire à ceux reportés dans la littérature en 
utilisant la salinité comme variable de formulation pour les tensioactifs ioniques [199,200], la 
température [201] ou le nombre d’oxyde d’éthylène pour les tensioactifs non-ioniques [202]. 

De plus, comme mentionné précédemment, les systèmes pétroliers peuvent aboutir à des 
phases visqueuses à la place de phases microémulsion WIII si la compatibilité entre l’huile 
pétrolière et le système de tensioactifs n’est pas adéquate. L’obtention de ces phases 
visqueuses est un inconvénient majeur pour l’application EOR dans la mesure où elles vont 
contribuer à réduire la mobilité des fluides que l’on injecte au sein du réservoir [47]. Dans le 
paragraphe précédent, nous avons montré que la forme du profil d’inversion en température 
est un indicateur de l’obtention ou non de phase microémulsion WIII (voir figure 5). Cette 
propriété inhérente à l’inversion de phase thermo-induite reste également vraie dans le cas 
d’une variation continue de salinité comme le montre la figure 19. Cette figure présente la 
SPI d’un système de tensioactifs donnant des phases visqueuses avec l’huile pétrolière GR 
ainsi que les mesures de tension interfaciale associées.   

 

Figure II.19 : Mesures de SPI pour un système pétrolier donnant des phases visqueuses (courbe rouge) obtenue 
par diminution continue de la salinité et valeurs de tension interfaciale à l’équilibre (points noirs) 

En effet, les deux systèmes de tensioactifs (figure 18 et 19) sont composés du même 
tensioactif ionique avec différents tensioactifs non-ioniques. Le système avec le tensioactif le 
plus hydrophile, le i-C13EO13, donne une microémulsion WIII à l’équilibre à la salinité 
d’inversion et présente un profil de conductivité fluide et continue, tandis que le i-C17EO12, 
plus hydrophobe, induit la formation de phases visqueuses et présente une absence 
d’inversion à la salinité associée ainsi que des valeurs de tension plus élevées (Annexe 9). 
L’allure du profil de SPI est donc un descripteur pertinent pour prédire le comportement de 
phase à l’équilibre des systèmes pétroliers. Il donne un premier résultat rapide vis-à-vis de la 
capacité d’un système de tensioactifs à former une microémulsion WIII avec une huile 
pétrolière quelconque. Ce système pétrolier [n-C16-18PO4SO4Na + i-C17EO12]/Huile GR/NaClaq 
a déjà été étudié en inversion de phase en température avec une PIT estimée grossièrement 
à 37°C pour 70 g.L-1 NaCl (voir figure 5). Ici, dans le cadre de l’inversion de phase 
dynamique en salinité, on obtient une SPI de 65 g.L-1 NaCl environ pour une température de 
55°C.  
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L’évolution de la salinité, qui diminue lorsque la température augmente, est cohérente avec 
le HLD et les corrélations sur les systèmes pétroliers démontrées précédemment. De 
manière générale, la correspondance entre la SPI et la PIT pour un même système pétrolier 
se vérifie comme le montre la figure 20. Cette figure présente deux systèmes pétroliers 
différents pour lesquels une expérience de PIT et de SPI dynamique ont été effectuées. 

 

 

Figure II.20 : Inversions de phase dynamique en température (gauche) et en salinité (droite) pour le même 
système pétrolier considérant (1) avec (2) et (3) avec (4) 

On remarque premièrement que le système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 + Na2CO3]/Huile 
CM/NaClaq possède une PIT de 40,8°C à une salinité fixée de 126 g.L-1 NaCl et quand on 
réalise la même expérience en salinité, on obtient une SPI de 122 g.L-1 NaCl pour une 
température fixée à 40,8°C. On a donc un écart de 3,2% pour la salinité optimale déterminés 
entre les deux méthodes dynamiques. Ceci valide la correspondance entre la salinité et la 
température optimale même si le WOR n’est pas maintenu constant ici. En effet, la 
modification du WOR engendré par l’ajout de la solution aqueuse de tensioactifs diluée en 
sels n’a que peu d’influence dans ces proportions sur la salinité optimale du système comme 
démontré par Salager et al. [35] avec des huiles modèles. Si le WOR est maintenu constant, 
cet écart de salinité est sensiblement identique comme indiqué par les PIT et SPI 
dynamiques du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 + Na2CO3]/Huile GR/NaClaq pour 
lesquels l’écart de salinité optimale est de 2,9%. 
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Dans ce sens, l’utilisation de l’expérience de SPI peut être un outil intéressant pour étudier 
les influences des paramètres croisés tels que la température ou la concentration en 
tensioactif sur la formulation optimale des systèmes pétroliers. La figure 21 montre 
l’influence de la température sur la SPI du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 + 
Na2CO3] avec l’huile CM. 

 

Figure II.21 : Influence de la température sur la SPI du système pétrolier [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 + 
Na2CO3]/Huile CM/NaClaq 

Comme présenté par la figure 21, l’augmentation de température induit une diminution de 
l’hydrophilie du tensioactif non-ionique du fait de la déshydratation progressive de sa tête 
polaire. Ceci se traduit par une diminution de la salinité optimale. Le même effet se produit 
pour les groupes PO du tensioactif ionique rallongé, alors que sa tête ionique devient de plus 
en plus hydrophile avec l’élévation de température. Le fait que le système de tensioactif 
devient plus hydrophobe avec cette élévation de température indique que les groupes EO et 
PO sont beaucoup plus impactés par la température que la tête ionique du tensioactif. Cette 
hypothèse sera examinée plus en détails dans le chapitre suivant. Ce même phénomène 
pour lequel l’élévation de température induit une diminution de l’hydrophilie du tensioactif a 
été remarqué par Hammond et al. avec la même famille de tensioactifs et des huiles 
modèles [203]. Cet effet de la température peut également être expliqué par le concept du 
HLD pour lequel une augmentation de température induit une diminution de salinité pour 
maintenir la formulation optimale définie par HLD = 0 dans le cas de mélanges de 
tensioactifs ioniques et non-ioniques (valeurs de cT positives) [90]. 

L’évolution de la SPI est linéaire avec la température, indiquant que le système de 
tensioactifs se comporte comme un mélange linéaire. Il est également important de 
remarquer que ces expériences ont été réalisées en diminuant continuellement la salinité de 
la phase aqueuse. Pour ce système de tensioactifs, le profil d’inversion présente des valeurs 
résiduelles de conductivité à des hautes salinités qui sont dues à une dispersion 
inhomogène des gouttelettes au commencement de l’émulsification. En effet le système 
SOW à l’équilibre donnent une microémulsion de type WII mais l’agitation ne permet pas 
d’obtenir la morphologie classique d’une émulsion E/H. Cette hypothèse est appuyée par le 
fait qu’il est difficile d’incorporer l’eau injectée dans les gouttelettes de l’émulsion E/H. La 
diminution de la salinité proche de l’optimum induit une diminution de la tension interfaciale 
favorisant une dispersion efficace des gouttelettes ainsi que des valeurs très basses de 
conductivité caractéristiques d’une émulsion E/H classique. 
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Comme présenté par la figure 22, qui montre l’influence de la concentration en co-tensioactif 
non-ionique sur la SPI, plus la concentration en tensioactif est importante et moins est visible 
ce phénomène du fait d’une meilleure stabilisation et dispersion des gouttelettes loin de la 
formulation optimale. 

 

Figure II.22 : Influence de la concentration en co-tensioactif non-ionique sur la SPI du système pétrolier [n-C16-

18PO4SO4Na + i-C10EO10]/Huile GR/NaClaq 

Contrairement à la température, l’augmentation de la concentration en co-tensioactif non-
ionique induit une augmentation de l’hydrophilie du système de tensioactifs qui a pour effet 
de déplacer la formulation optimale vers de plus hautes salinités. Dans ce sens, une 
évolution similaire a été remarquée par Salager et al. [204]. De la même manière que pour la 
température, l’évolution de la SPI avec la fraction de co-tensioactif dans le mélange 
ionique/non-ionique est linéaire. L’intervalle de salinité pour lequel de faible valeurs de 
conductivité sont obtenues se réduit d’autant plus que la concentration en co-tensioactif non-
ionique diminue. Cette évolution indique qu’il existe une concentration limite de co-tensioactif 
pour laquelle il n’y a plus de formation de microémulsion WIII à l’équilibre caractérisée par 
une non inversion analogue à la courbe noire.   

En vue de démontrer l’intérêt de la SPI à prédire la salinité optimale pour les applications 
EOR, une série de systèmes pétroliers présentant différents systèmes de tensioactifs, huiles 
pétrolières et températures de travail ont été testés par SPI dynamique et par balayage en 
sel classique à l’équilibre. Les résultats obtenus, indiqués dans le tableau 5 et la figure 23, 
rendent compte d’une très bonne correspondance entre la SPI déterminée en dynamique et 
la salinité optimale obtenue à l’équilibre avec une erreur maximale de 10%. Cela implique 
que les conditions pour obtenir la formulation optimale pour des applications EOR peuvent 
être déterminées rapidement, en moins de 30 minutes, par la méthode de SPI dynamique 
par rapport au balayage en sel à l’équilibre classiquement effectués. Dans le cas des 
systèmes de tensioactifs aboutissant à des phases visqueuses, la correspondance entre la 
SPI, déterminée au minimum du signal de conductivité du fait de la non-inversion de ces 
systèmes, et la salinité dite de « gels » est plus difficile avec une déviation maximale de 
38%. Cette forte valeur d’erreur indique que les propriétés dynamiques de telles émulsions 
sont très peu corrélées avec leurs comportements de phase à l’équilibre qui est sûrement 
due à de forts effets de viscosité. 
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Tableau II.5 : Valeurs expérimentales obtenues de SPI, de salinité optimale à l’équilibre S* et de rapport de 
solubilisation à l’optimum σ* pour les différents systèmes pétroliers testés  

Brut Tensioactif ionique Co-tensioactif Base T S* σ* SPI 

 Formule wt% Formule wt% Type wt% °C g.L-1 cc/cc g.L-1 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 - - 55 89 11 91 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C10EO10 0.33 - - 55 60-70§ N/A 77
†
 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C10EO10 0.5 - - 55 85 10 91 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C10EO10 1 - - 55 110 5 114 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO10 0.5 - - 55 55-70§ N/A 73
† 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C17EO12 0.5 - - 55 50-70§ N/A 64
† 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 2-BuOH 1.5 - - 55 40-45§ N/A 49
† 

CM n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 Na2CO3 0.5 40 150 8 150 

CM n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 Na2CO3 0.5 55 134 8 127 

CM n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 Na2CO3 0.5 65 120 7 110 

CM n-C16-18PO7EO0.1SO4Na 0.25 i-C13EO13 0.0625 Na2CO3 0.5 55 81 24 85 

CM n-C16-18PO7EO0.1SO4Na 0.5 i-C13EO13 0.125 Na2CO3 0.5 55 79 20 80 

CM +14% 
Toluene 

n-C16-18PO7EO0.1SO4Na 0.25 i-C13EO13 0.0625 Na2CO3 0.5 55 55 30 53 

§ : Non obtention de WIII, plage de salinité de « gel » obtenue entre la dernière microémulsion WI avant la 

première WII                                         
† : SPI déterminée au point de non-inversion 

 

 

 

Figure II.23 : Corrélation entre la SPI déterminée en dynamique et la salinité optimale S* déterminée à l’équilibre 
pour les différents systèmes pétroliers testés. Pour les systèmes donnant des phases visqueuses, la SPI 

correspond à la salinité de non-inversion 
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D’après les résultats disponibles au tableau 5 et à la figure 23, trois systèmes de tensioactifs 
sont décrits comme étant réellement efficaces avec des rapports de solubilisation supérieurs 
à 15 cc/cc. Cela s’explique par l’utilisation de tensioactifs rallongés anioniques en mélange 
avec des tensioactifs polyéthoxylés non-ioniques qui ont été trouvés particulièrement 
efficaces [205–207] et par l’addition de base qui révèle les tensioactifs endogènes des huiles 
pétrolières ayant un effet non négligeable sur l’efficacité de la solubilisation [187,208]. 
L’omission de ces tensioactifs endogènes dans le calcul du rapport de solubilisation est 
aussi une explication de ces hautes valeurs obtenues. 

 

2.4. L’inversion de phase comme descripteur des propriétés à 
l’équilibre   

2.4.1. Cas des mélanges de tensioactifs commerciaux avec des huiles 
pétrolières 

Si la détection des conditions d’obtention la formulation optimale est de grande importance 
pour le domaine EOR, la détermination de la plage de salinité pour laquelle on obtient une 
microémulsion WIII est tout aussi importante. En effet, en vue d’effectuer un balayage 
efficace du réservoir, connaitre la zone de salinité où il y a formation de microémulsion WIII 
permet d’adapter en conséquence le gradient de salinité pour l’injection de la solution de 
polymères et de tensioactifs. Cette zone de salinité peut être estimée sur le profil d’inversion 
de phase comme démontré dans le cas du système modèle AOT/n-decane/NaClaq à 40°C 
(figure 17) ou le système pétrolier [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/Huile GR/NaClaq à 55°C 
(figure 18). En ce sens, le profil de SPI pourrait renseigner sur la zone de salinité où des 
microémulsion WIII sont formées, et donc par la suite améliorer le balayage du réservoir. La 
figure 24 présente les profils de SPI de deux nouveaux systèmes pétroliers avec une 
détermination de leurs comportements de phases associés. 

 

Figure II.24 : Determination des zones de salinité où il y formation de microémulsions WIII à l’équilibre et profils 
de SPI des systèmes [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 + Na2CO3]/Huile CM/NaClaq à 40°C (gauche) et [n-C16-

18PO7EO0.1SO4Na + i-C13EO13 + Na2CO3]/Huile CM + 14% Toluène/NaClaq à 55°C (droite) 
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En considérant ces deux systèmes pétroliers en plus de ceux présentés précédemment, il 
est possible d’avoir une assez bonne estimation de la zone de salinité où les microémulsions 
WIII sont formées par observation du profil d’inversion. Cette zone peut être estimée en 
prenant le maximum du profil de conductivité comme la salinité d’entrée de cette zone (noté 
SWI→WIII) et la salinité pour laquelle la conductivité atteint des valeurs minimales (typiquement 
moins que 0,5 mS.cm-1) comme salinité de sortie de la zone WIII (noté SWIII→WII). Cette 
méthode nécessite un profil de SPI « propre » avec un maximum et des valeurs minimales 
de conductivité bien identifiables. Malheureusement, tous les profils de SPI ne permettent 
pas de déterminer précisément la valeur de salinité d’entrée et de sortie de cette zone. Des 
difficultés d’identification peuvent être dues à un plateau de conductivité avant l’inversion 
rendant difficile la détermination du maximum de conductivité ou à des valeurs résiduelles de 
conductivité après inversion (dans le cas d’une diminution continue de salinité) 
caractéristique d’une émulsion inhomogène qui vient perturber la détermination de la salinité 
de sortie comme indiqué par la figure 25. Cette estimation de la zone de salinité où il y a 
formation de microémulsion WIII est donc à réserver au profil de SPI où la détermination des 
salinités d’entrée et de sortie de la zone WIII ne souffre d’aucune ambiguïté.  

 

Figure II.25 : Determination des zones de salinité où il y formation de microémulsions WIII à l’équilibre et profils 
de SPI des systèmes [n-C16-18PO7EO0.1SO4Na + i-C13EO13 + Na2CO3]/Huile CM/NaClaq à 55°C avec difficultés 

pour définir la salinité d’entrée (gauche) et de sortie (droite) 

La détermination de cette zone de formation des microémulsions WIII est également 
importante pour prédire le rapport de solubilisation et donc l’efficacité du système de 
tensioactifs. En effet, l’efficacité du système de tensioactifs est classiquement mesurée au 
travers du rapport de solubilisation à l’optimum σ* défini par Healy et al. [21]. Plus ce rapport 
de solubilisation est important, plus la solubilisation d’huile dans la phase médiane de la 
microémulsion WIII sera importante et plus la tension interfaciale sera basse. De manière 
générale, un rapport de solubilisation supérieur à 15 cc/cc est recommandé pour l’application 
EOR [209]. La relation entre cette zone de salinité et le rapport de solubilisation a été pour la 
première fois évaluée par Bourrel et al., en indiquant que le rapport de solubilisation était 
inversement proportionnel à la largeur de cette zone de formation des microémulsions WIII  
[210]. A la suite de cette remarque, de nombreux auteurs ont corroboré cette observation et 
ont donné une valeur particulière à cette zone de salinité en utilisant le concept du HLD 
[151,156,181]. En effet, cette zone de salinité peut être exprimée comme une différence de 
valeur de HLD, noté ΔHLD, car le concept du HLD est applicable à n’importe quel stade du 
comportement de phase (Eq. 4). A cet instant, le rapport de solubilisation est inversement 
proportionnel au ΔHLD. 
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𝜎∗ ∝
1

∆𝐻𝐿𝐷
𝑎𝑣𝑒𝑐∆𝐻𝐿𝐷 = 𝐿𝑛(𝑆𝑊𝐼𝐼𝐼→𝑊𝐼𝐼) − 𝐿𝑛(𝑆𝑊𝐼→𝑊𝐼𝐼𝐼)(𝐼𝐼. 4) 

Ainsi, le profil de SPI permettrait de prédire l’efficacité du système de tensioactif suite à 
l’estimation de la zone de salinité dans laquelle il y a formation de microémulsion WIII. Cette 
corrélation, réalisée à l’origine à partir de tensioactifs bien définis et d’huiles modèles, se 
veut indépendante de la nature de l’huile et du tensioactif. Néanmoins, dans le cadre EOR, 
la concentration des mélanges de tensioactifs commerciaux est à prendre en compte du fait 
des phénomènes de partage entre les phases aqueuse et huileuse. Pour des systèmes de 
tensioactifs synthétiques avec des concentrations équivalentes, à partir du profil de SPI, il 
est possible de prédire le rapport de solubilisation, et donc l’efficacité du système de 
tensioactif suivant cette corrélation. Cette prédiction est indépendante de la nature de l’huile 
pétrolière et du type de tensioactif utilisé comme indiqué par le tableau 6 et la figure 26. 

 

Tableau II.6 : Valeurs expérimentales obtenues pour SWI→WIII et SWIII→WII déterminées à partir du profil de SPI ainsi 
que σ* pour quatres différents systèmes pétroliers testés ayant la même concentration en tensioactifs 

synthétiques  

Brut 
Tensioactif ionique Co-tensioactif Base T SWI→WIII SWI→WIII 

1/ΔHLD 
σ* 

Formule wt% Formule wt% Type g.L-1 °C g.L-1 g.L-1 cc/cc 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 - - 55 86,2 93 13,17 11 

GR n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C10EO10 0.5 - - 55 86,8 94,4 11,91 10 

CM n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 Na2CO3 0.5 55 116,8 132,3 8,03 8 

CM n-C16-18PO4SO4Na 1 i-C13EO13 0.5 Na2CO3 0.5 65 102,1 119,6 6,32 7 

 

 

Figure II.26 : Determination de SWI→WIII et SWIII→WII à partir du profil SPI pour un système pétrolier particulier 
(gauche) et corrélation entre le ΔHLD calculé avec le rapport de solubilisation déterminé à l’équilibre pour les 

systèmes pétroliers du tableau 6 précédant 
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2.4.2. Cas des tensioactifs purs avec des huiles modèles 

Dans cette partie, on utilise l’inversion de phase dynamique détectée par viscosité (voir 
section 2.1.) pour étudier des systèmes de tensioactifs purs avec des huiles modèles. Le 
grand avantage de la viscosité par rapport à la conductivité est que le signal obtenu à la 
suite de l’inversion quand le système SOW est sous forme d’une émulsion E/H est encore 
exploitable en viscosité, contrairement à la conductivité où le signal devient nul. Dans ce 
sens, les frontières entre les différents domaines de formation des microémulsions WI, WII et 
WIII à l’équilibre devraient être beaucoup plus facilement repérable sur le profil d’inversion 
dynamique détecté par viscosité. L’inconvénient majeur de cette technique de mesure est 
que l’inversion de phase déterminée est beaucoup moins précise que pour la mesure par 
conductivité car la zone de formulation optimale apparait sous la forme d’un plateau de 
viscosité où le minimum est parfois difficile à identifier (voir figure 2). Un autre désavantage 
de la viscosité est que le signal obtenu est également fonction de la géométrie utilisée pour 
la mesure, tandis qu’en conductivité la géométrie de la cellule a très peu d’influence sur la 
valeur mesurée. Dans cette étude, deux géométries différentes ont été utilisées : le cône-
plan et le cylindre coaxial, schématisés sur la figure 27. 

 

Figure II.27 : Géométries cône-plan (gauche) et cylindre coaxial (droite) employées pour détecter 
rhéologiquement l’inversion de phase  

La géométrie cône-plan présente deux avantages par rapport au cylindre coaxial. La 
première est qu’elle nécessite une moins grande quantité d’échantillon pour effectuer une 
mesure avec 2 à 5 mL contre 20 à 30 mL pour le cylindre coaxial, ce qui permet 
d’économiser en grande partie les huiles et les tensioactifs. Le second avantage est que la 
vitesse de cisaillement �̇� est constante en chaque point du fluide en mouvement et dépend 
uniquement de la vitesse angulaire de rotation Ω et de l’angle du cône α (<4°) (Eq. 5) [211]. 
Dans le cas du coaxial, la vitesse de cisaillement va dépendre de la distance au centre de la 
géométrie r, du rayon du cylindre mobile t, du rayon du récipient d, de la vitesse de rotation 
du mobile N et de l’indice de fluidité du fluide n (0 < n < 1) (Eq. 6) [212]. 
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Dans le but de définir la meilleure géométrie pour réaliser l’étude, l’inversion de phase du 
système 3wt% C10E4/n-octane/H2O a été effectuée en température avec les deux géométries 
par mesure dynamique de viscosité et par mesure de conductivité comme indiqué par la 
figure 28. Le comportement de phase du système a également été évalué à partir des 
données de la littérature [213]. 

 

Figure II.28 : Détection par viscosimétrie de l’inversion de phase du système 3wt% C10E4/n-Octane/H2O en 
température suivant différents moyens de détection (montée et descente en température de 1°C.min-1) 

D’après cette figure 28, l’inversion de phase détectée avec le cône-plan coïncide mieux avec 
celle observée par conductivité contrairement au cylindre coaxial. Le décalage des courbes 
s’explique par un phénomène d’inertie thermique. En effet la température relevée est celle 
du dispositif de chauffage et de refroidissement constitué d’un montage Peltier. Ce Peltier 
peut réguler en température assez rapidement les 2 à 5 mL d’émulsion à l’intérieur du cône-
plan mais nécessite un temps plus long pour le cylindre coaxial contenant 20 à 30 mL 
d’émulsion. Cette inertie thermique du Peltier explique le décalage plus important observé 
avec le cylindre coaxial. Ce phénomène explique également la différence de signal obtenu 
lorsqu’on diminue la vitesse de chauffage et de refroidissement qui est plus faible dans le 
cas de la géométrie cône-plan (Annexe 10). Dans le cas d’une mesure de viscosité à 
l’équilibre thermique, le signal du cylindre coaxial ressemble fortement à celui du cône-plan 
car celui-ci est plus représentatif de cet équilibre. En outre, la valeur absolue de viscosité 
minimale varie en fonction du type de géométrie utilisé (Annexe 11). 

Du fait de l’importante inertie thermique, du problème de précision par rapport à la détection 
par conductivité et de la non-homogénéité de la vitesse de cisaillement lors de la mesure, la 
géométrie cylindre coaxial sera abandonnée au profit du cône-plan qui est plus 
reproductible, précis et économique. Néanmoins, les variables de procédés tels que le taux 
de cisaillement �̇� ou le WOR ont également leurs influences sur la forme du profil d’inversion 
comme mentionné par la figure 29 sur le système 3wt% C10E4/n-Octane/H2O. Ces 
modifications sont à considérer pour mieux décrire par la suite les évolutions des profils 
d’inversion des différents systèmes SOW étudiés. 
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Figure II.29 : Influence de la vitesse de cisaillement �̇� et du WOR sur le profil d’inversion de phase en 
température détecté par mesure de viscosité avec un cône-plan pour le système 3wt% C10E4/n-octane/H2O 

Comme présenté par la figure 29, la valeur de la vitesse de cisaillement à une influence non 
négligeable sur le profil d’inversion. Plus cette vitesse augmente, plus la viscosité de 
l’émulsion H/E avant l’inversion est basse. A l’inversion, on atteint la formulation optimale 
matérialisée par un plateau avec des valeurs de viscosité minimales du fait des faibles 
tensions interfaciales. La valeur de viscosité du plateau qui augmente avec la vitesse de 
cisaillement peut également s’expliquer par une plus grande résistance au déphasage des 
différentes phases sous agitation. A la suite de l’inversion, une vitesse de cisaillement plus 
importante permet un cisaillement plus efficace des gouttelettes de l’émulsion E/H amenant 
à des gouttes plus fines et des viscosités plus élevées. Notons également qu’en dessous 
d’une vitesse de cisaillement limite (inférieure à 200s-1), la séparation de phase l’emporte sur 
l’agitation et le cisaillement est alors insuffisant pour former l’émulsion E/H après l’inversion. 
Lors de la modification du WOR, la viscosité de l’émulsion est d’autant plus élevée que la 
quantité de phase dispersée est grande. Pour un WOR inférieur à 1, le volume d’eau moins 
important par rapport à l’huile engendrera une plus faible viscosité pour l’émulsion E/H et 
une plus grande pour l’émulsion H/E. Dans le cas inverse, le volume plus important d’eau 
engendrera des viscosités basses pour l’émulsion H/E et élevées pour l’émulsion E/H.  

Que ce soit une variation de WOR ou de vitesse de cisaillement, l’étendue du plateau de 
viscosité à la formulation optimale et la forme du profil de viscosité sont très peu perturbées, 
indiquant que ces paramètres influent peu sur les conditions d’obtention de la formulation 
optimale pour ce système SOW. Dans ce contexte, trois différents tensioactifs non-ioniques 
(C12E5, C10E4, C8E3) et un système ionique (SDS/1-BuOH) ont été testés par inversion de 
phase en viscosité, avec des huiles n-alcanes, en vue de déterminer l’influence des 
paramètres de formulation sur le comportement de phase. Le comportement de phase et la 
tension interfaciale de ces systèmes SOW basés sur les tensioactifs non-ioniques ont été 
déjà décrit vis-à-vis d’une variation de température par Strey & Sottmann [201] tandis que 
Langevin et al. ont reportés ces information pour le système SDS/1-BuOH/Toluène/NaClaq 
dans le cas d’une variation de salinité [214,215]. Dans la suite de cette partie, les valeurs 
obtenues pour les comportements de phase et les tensions interfaciales seront reprises de 
ces études et mises en relation avec les changements du profil d’inversion de phase. La 
figure 30 présente l’influence du nombre de carbone de l’alcane sur le profil d’inversion de 
phase en conductivité du système 3wt% C10E4/n-alcane/H2O vis-à-vis de la température. 
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Figure II.30 : Evolution des profils d’inversion de phase en température détectés par viscosité en fonction du n-
alcane (gauche) et corrélation linéaire entre la PIT déterminée et l’ACN de l’alcane (droite) pour le système 3wt% 

C10E4/n-alcane/H2O 

La figure 30 indique que la PIT détectée par mesure de viscosité est linéairement corrélée 
avec le nombre de carbone du n-alcane. Cette corrélation est en accord avec le concept du 
HLD qui indique que la température optimale augmente lorsque l’ACN de l’alcane augmente. 
Les profils d’inversion dans le cas du système 3wt% C10E4/n-alcane/H2O permettent une 
détermination non équivoque de cette valeur de PIT jusqu’au n-dodecane. Pour des ACN 
plus grand, la zone de viscosité minimale s’allonge considérablement, rendant la 
détermination de la valeur de PIT moins précise comme dans le cas du n-tetradecane. Sur 
ce point, le tensioactif utilisé joue également un rôle important et peut grandement influencer 
la forme du profil comme présenté par la figure 31 dans le cas du C12E5 et du C8E3. 

 

Figure II.31 : Evolution des profils d’inversion de phase en température détectés par viscosité en fonction du n-
alcane pour les systèmes 3wt% C12E5/n-alcane/H2O (gauche) et 3wt% C8E3/n-alcane/H2O (droite) 

D’après les figures 30 et 31, plus le tensioactif est amphiphile, plus le plateau de faible 
viscosité est étroit. Ce comportement est exacerbé dans le cas du système 3wt% C8E3/n-
tétradecane/H2O pour laquelle cette zone s’étend sur près de 10°C, ce qui rend d’autant plus 
difficile l’estimation de la PIT. 
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En réalité, l’étendue de cette zone de faible viscosité est liée à l’efficacité du tensioactif dans 
la mesure où elle évolue dans le même sens que la tension interfaciale à l’optimum 
déterminée par Strey & Sottmann sur les mêmes systèmes [201]. Plus cette zone de faible 
viscosité est étroite, plus la tension interfaciale à l’optimum est basse est inversement. Cette 
hypothèse est également confortée par le fait qu’à la formulation optimale, la stabilité de 
l’émulsion chute considérablement [176,216–219], et provoque le déphasage rapide des 
différentes phases à l’intérieur du cône-plan. A cet instant, la viscosité du mélange ne 
semble plus influencée par la taille des gouttelettes de l’émulsion et pourrait s’exprimer 
comme combinaison linéaire des viscosités de chaque phases (aqueuse, huileuse et 
microémulsion). La figure 32 présente la viscosité de chacune des phases ainsi que celle de 
l’émulsion en dynamique pour le système 3wt% C10E4/n-octane/H2O en fonction de la 
température et pour le système SDS/1-BuOH/Toluene/NaClaq en fonction de la salinité. 

 

Figure II.32 : Profil d’inversion dynamique de l’émulsion et statique pour chacune des phases détecté en viscosité 
pour les systèmes 3wt% C10E4/n-octane/H2O en fonction de la température (gauche) et SDS/1-

BuOH/toluene/NaClaq en fonction de la salinité (droite). Valeurs de viscosité reprises de la Ref [214] pour l’étude 
statique des phases en salinité 

Dans le cas d’une variation de température comme de salinité, la phase médiane de la 
microémulsion WIII possède une viscosité constante et plus élevée que celle des huiles et 
de la phase aqueuse. Cette observation est également vérifiée par d’autres études réalisées 
avec des tensioactifs commerciaux et des huiles complexes [220–222]. La combinaison 
linéaire des viscosités de chaque phases selon leurs proportions volumiques permet 
d’obtenir des viscosités pour l’émulsion à l’optimum de 1,7 mPa.s-1 pour les systèmes 3wt% 
C10E4/n-Octane/H2O et SDS/1-BuOH/Toluène/NaClaq , avec des viscosité expérimentales de 
1,5 et 1,8 mPa.s-1 respectivement. Ces résultats semblent confirmer l’hypothèse selon 
laquelle le plateau de viscosité minimale traduit l’obtention de très basses valeurs de tension 
interfaciale. La largeur de ce plateau de viscosité est donc l’intervalle de température, ou de 
salinité, où la tension interfaciale est suffisamment basse pour induire un déphasage rapide 
et pourrait donc être reliée avec la tension interfaciale à l’optimum. En effet cet intervalle, 
tout comme pour les profils de conductivité, peut être exprimé sous la forme d’un ΔHLD dit 
« dynamique » et peut être relié de façon analogue à l’efficacité du tensioactif au travers de 
l’équation 4 précédente pour les tensioactif ioniques avec variation de salinité. Ce ΔHLD 
« dynamique » est également relié à l’équation 7 pour les tensioactif non-ioniques avec 
variation de la température suivant le coefficient de température du tensioactif cT et 
l’intervalle de température du plateau de viscosité minimale noté ΔPIT. 
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∆𝐻𝐿𝐷𝑑𝑦𝑛 = 𝑐𝑇 . ∆𝑃𝐼𝑇(𝐼𝐼. 7) 

Cet intervalle de température ΔPIT peut être aisément calculé sur le profil d’inversion suite à 
la mesure de l’étendue du plateau de viscosité comme indiqué par la figure 33 pour les 
systèmes 3wt% C10E4/n-octane/H2O et 3wt% C8E3/n-tetradecane/H2O. 

 

Figure II.33 : Détermination de l’intervalle ΔPIT pour les systèmes 3wt% C10E4/n-octane/H2O (gauche) et 3wt% 
C8E3/n-tetradecane/H2O (droite)  

Néanmoins cet intervalle n’est pas identique à l’intervalle de température pour lequel des 
microémulsions de type WIII sont formées à l’équilibre. En effet, les figures 28 et 32 montrent 
clairement que la largeur du plateau de viscosité ne correspond pas à l’étendue de la zone 
de formation de la microémulsion WIII mais à la zone où la tension interfaciale devient 
suffisamment basse pour induire un déphasage rapide. Dans le cas du système 3wt% 
C10E4/n-octane/H2O, le plateau de viscosité ne varie pas indiquant une déstabilisation de 
l’émulsion uniforme ce qui n’est pas la même configuration pour le système 3wt% C8E3/n-
tetradecane/H2O. En effet, la valeur de viscosité n’est pas la même le long du plateau 
indiquant un déphasage de l’émulsion non uniforme possiblement lié à des tensions 
interfaciales plus élevées.  

Dans le cadre des systèmes non-ioniques étudiés, l’intervalle de température à l’équilibre, 
noté ΔT, a déjà été caractérisé par Strey & Sottmann [201]. De cet intervalle, il est possible 
de calculer la valeur du ΔHLD classique (à l’équilibre) par la relation suivante. 

∆𝐻𝐿𝐷 = 𝑐𝑇 . ∆𝑇 = 𝑐𝑇 . (𝑇𝑈𝑝 − 𝑇𝐿𝑜𝑤)(𝐼𝐼. 8) 

Le tableau 7 présente les valeurs de TUp et TLow, la tension interfaciale  et les valeurs 
d’intervalle ΔPIT obtenues à partir des profils d’inversion pour chaque système non-ionique 
étudié. 
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Tableau II.7 : Valeurs de TUp, TLow et de tensions interfaciales minimales relevées dans la Ref [201], ainsi que les 
valeurs d’intervalle ΔPIT extraites des profils d’inversion pour chaque système non-ionique étudié 

Tensioactif Huile TLow (°C) TUp (°C) ΔT (°C) ΔPIT (°C)  (10-3 mN.m-1) 

C10E4 

Octane 21,50 27,90 6,40 1,11 2,8 

Décane 26,50 34,82 8,32 1,64 5,9 

Dodécane 30,43 41,65 11,22 2,01 11,0 

Tétradécane 33,50 48,05 14,55 2,45 20,0 

C12E5 

Octane 31,25 34,45 3,20 0,26 0,5 

Décane 36,67 41,00 4,33 0,44 0,9 

Dodécane 40,95 47,40 6,45 0,77 2,3 

Tétradécane 44,60 54,10 9,50 1,09 4,7 

C8E3 

Octane 11,17 21,32 10,15 2,54 15,0 

Décane 15,58 28,68 13,10 3,89 33,0 

Dodécane 19,40 36,08 16,68 5,28 45,0 

Tétradécane 22,50 43,40 20,90 11,03 100 

Les résultats présentés indiquent que ΔT et ΔPIT évoluent dans le même sens mais de 
manière non-linéaire comme le montre la figure 34. En revanche, le logarithme de ΔPIT varie 
linéairement en fonction du logarithme de la zone de température où il y a formation de 
microémulsions WIII (Eq. 9). 

𝑙𝑜𝑔(∆𝑃𝐼𝑇) = 1,83. 𝑙𝑜𝑔(∆𝑇) − 1,54(𝐼𝐼. 9) 

 

Figure II.34 : Evolution (gauche) et corrélation (droite) entre ΔPIT déterminée en dynamique et ΔT évaluée à 
l’équilibre 

Considérant cette relation entre ΔPIT et ΔT, il est possible d’exprimer la tension interfaciale à 
l’optimum en fonction du ΔHLD « dynamique » obtenu du profil d’inversion en utilisant 
conjointement la relation de Huh [34], la corrélation établie par Ghosh et al. [156] et 
l’approximation du coefficient cT = 0,06°C-1 des tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés 
disponible dans la littérature [90] (démonstration en Annexe 12). Cette relation est 
théoriquement indépendante du système de tensioactif non-ionique utilisé ainsi que de la 
nature de l’huile comme indiqué ci-dessous. 
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𝑙𝑜𝑔(𝛾∗) = 1,1. 𝑙𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷𝑑𝑦𝑛) + 𝐵𝑜ù𝐵𝑒𝑠𝑡𝑢𝑛𝑒𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒(𝐼𝐼. 10) 

Cette corrélation indique qu’il est possible de prédire la tension interfaciale à l’optimum de 
n’importe quel système non-ionique connaissant son profil d’inversion de phase en viscosité. 
Cette expression faisant intervenir le logarithme de la tension interfaciale à l’optimum n’est 
pas nouvelle. Elle a en effet déjà été utilisée dans la littérature pour estimer l’efficacité des 
tensioactifs à l’optimum avec le paramètre « Perfind » établit par Salager et al. [150,151]. La 
figure 35 présente la corrélation expérimentale entre la tension interfaciale à l’optimum et le 
ΔHLD « dynamique » déterminé des profils d’inversions en viscosité (figure 33). Sur cette 
corrélation a également été ajouté le système SDS/1-BuOH/toluène/NaClaq car la tension 
interfaciale à l’optimum pour ce système a déjà été rapportée dans la littérature [214,215], 
ainsi que les deux systèmes pétroliers [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/Huile GR/NaClaq et [n-
C16-18PO4SO4Na + i-C17EO12]/Huile GR/NaClaq testés précédemment dans ce chapitre avec 
un coefficient cT de 0,02°C-1 (tableau 3). Les inversions de phase en salinité pour ces 
systèmes pétroliers sont disponibles en annexe 13. 

 

Figure II.35 : Corrélation entre la tension interfaciale à l’optimum * et l’écart de HLD dynamique ΔHLDdyn obtenue 
des profils d’inversion détectés par viscosité 

Cette corrélation suggère que la valeur de la tension interfaciale à l’optimum peut être 
prédite à partir du profil d’inversion de phase détecté par viscosité pour tout type de 
tensioactif, de nature d’huile mais également de variable de formulation. En effet, le système 
SDS/1-BuOH/toluène/NaClaq caractérisé par une variation discontinue de salinité vérifie 
également cette corrélation établie à la base pour une variation continue de la température 
avec des tensioactifs non-ioniques. L’évolution expérimentale suit le modèle théorique avec 
une légère variation du coefficient directeur qui passe de 1,1 à 1,5. Néanmoins cette 
corrélation peut être utilisée en tant que telle pour estimer rapidement la tension interfaciale 
à l’optimum des systèmes SOW modèles et pétroliers. 
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Conclusion 

Dans ce chapitre, la méthode d’inversion de phase dynamique (c’est-à-dire avec un 
changement continu d’une variable de formulation) a été utilisée pour repérer rapidement et 
précisément la formulation optimale des systèmes SOW modèles et pétroliers. L’inversion de 
phase dynamique induite par un balayage continu en température était déjà connue comme 
un moyen de détecter la formulation optimale de systèmes SOW modèles basés sur des 
tensioactifs non-ioniques [163]. Mais l’utilisation de celle-ci pour la caractérisation de 
systèmes modèles et pétroliers vis-à-vis de mélanges de tensioactifs ioniques et non-
ioniques est une nouveauté. Cette inversion de phase dynamique permet une estimation 
rapide de la température optimale du système SOW à salinité fixée et peut rendre compte 
des influences croisées des tensioactifs, de la salinité ou de l’ajout de base sur les systèmes 
pétroliers. Cette technique met en lumière la relation linéaire entre la température et la 
salinité optimale en accord avec les modèles théoriques de la littérature [37]. Ces 
corrélations sont particulièrement intéressantes dans le domaine EOR pour prédire la salinité 
optimale requise à une température de réservoir imposée. Au-delà d’indiquer les conditions 
d’obtention de la formulation optimale, la forme de la courbe d’inversion est également un 
descripteur efficace pour prédire l’obtention ou non d’une microémulsion WIII à l’équilibre. 
Cette propriété, inhérente à l’inversion de phase, trouve une application directe en EOR où la 
formation de phase visqueuse à l’optimum doit absolument être évitée.  

Ce chapitre présente aussi une nouvelle méthode de détection de l’inversion de phase par 
variation dynamique de la salinité à température fixée. Cette méthode est parfaitement 
adaptée aux systèmes SOW pétroliers pour lesquels l’inversion de phase en salinité 
correspond exactement à la salinité optimale déterminée à l’équilibre. L’utilisation de 
l’inversion de phase dynamique en salinité permet également, tout comme pour la 
température, d’anticiper la formation soit du système WIII recherché, soit de phase 
visqueuse à l’optimum grâce à l’allure du profil d’inversion. La rapidité avec laquelle cette 
méthode détecte la formulation optimale en fait une technique d’intérêt pour effectuer un 
screening des systèmes de tensioactifs les plus efficaces vis-à-vis d’une huile pétrolière 
donnée mais aussi pour évaluer l’influence des variables de formulation sur l’amphiphilie des 
tensioactifs. L’étude plus approfondie du profil d’inversion dynamique indique des similitudes 
avec le comportement de phase à l’équilibre et peut le cas échéant estimer la plage de 
salinité où il y aura formation de microémulsion WIII, ce qui facilite le design des formulations 
injectées au sein du réservoir. De la forme du profil d’inversion, et en conjonction avec les 
modèles théoriques établis par le passé, il est aussi possible de rendre compte de l’efficacité 
du système de tensioactifs utilisé au travers de la prédiction du rapport de solubilisation σ* 

dans le cas d’une détection par conductimétrie ou de la tension interfaciale * dans le cas 
d’une détection par rhéologie.  

Enfin, la technique de l’inversion de phase peut être adaptée pour estimer la nature et la 
concentration des additifs à ajouter à un système SOW à température et salinité fixées 
comme indiqué par la figure 36 pour un ajout d’alcool. Cette méthode est particulièrement 
adaptée pour la problématique de démulsification du pétrole où le minimum de stabilité 
recherché correspond à la formulation optimale, mais également pour les opérations de 
nettoyage proche-puit, les restaurations d’injections où la dispersion maritime des 
hydrocarbures. D’un point de vue académique, l’inversion de phase peut également être 
utilisée pour étudier l’influence de la température et de la salinité sur les propriétés 
amphiphiles des tensioactifs en vue de définir des nouvelles molécules plus résistantes et 
performantes vis-à-vis de ces deux paramètres.  
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Figure II.36 : Inversion de phase dynamique engendré par ajout de 1-pentanol sur le système SDS/1-pentanol/n-
heptane/NaClaq avec un débit de 0,05 mL/min 
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Chapitre III 

III. Caractérisation des tensioactifs exogènes 
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Introduction 

Dans ce chapitre, l’inversion de phase est utilisée pour caractériser le caractère hydrophile 
ou lipophile des tensioactifs et de leurs mélanges pour les applications EOR. Le chapitre 
précédant ayant démontré que l’inversion de phase permet un repérage rapide et efficace de 
la formulation optimale pour les systèmes SOW modèles et pétroliers, elle peut également 
être utilisée pour rendre compte des influences des variables de formulation sur les 
tensioactifs. Dans un premier temps, l’hydrophilie des tensioactifs utilisés en EOR est 
caractérisée selon l’influence de la température grâce à la méthode de la PIT-Slope. 
Cependant, la salinité étant la variable de formulation typique dans le cadre EOR, une 
seconde méthode de mesure de l’hydrophilie utilisant la salinité grâce à l’inversion 
dynamique en salinité (SPI) décrite au chapitre précédant a été proposée. L’utilisation 
conjointe de ces deux mesures permet la création de la première cartographie 2D décrivant 
l’influence de la température et de la salinité sur l’hydrophilie des tensioactifs. 

 

3.1. Caractérisation des tensioactifs exogènes en température 

3.1.1. Principe de la mesure de PIT-Slope  

La mesure de PIT permet de trouver rapidement la température optimale d’un système SOW 
et se révèle être un paramètre caractérisant le système de tensioactifs dans son 
environnement avec une prise en compte de l’influence de la phase aqueuse et huileuse. Si 
la mesure de la PIT est parfaitement adaptée aux tensioactifs non-ioniques, ce n’est pas le 
cas des tensioactifs ioniques, fortement hydrophiles, et qui présentent ainsi des 
températures d’inversion souvent inférieures à 0°C sauf pour certains tensioactifs tels que 
l’AOT par exemple (figure II.1). 

Dans l’optique de caractériser la balance hydrophile de tout tensioactif, il est plus pertinent 
d’évaluer les variations de la PIT d’un système de référence bien défini dû à l’ajout progressif 
d’un autre tensioactif que l’on souhaite étudier. Cette méthode, appelée PIT-Slope [223], 
consiste à ajouter une quantité progressive de tensioactif à caractériser à un système de 
référence de PIT connue et de mesurer la variation de cette PIT suite aux ajouts de 
tensioactif. Le système de référence choisi est le 3wt% C10E4/n-octane/10-2M NaCl du fait de 
sa PIT proche de la température ambiante (23,9°C) et reproductible [169], permettant une 
caractérisation efficace d’une large gamme de tensioactifs purs et commerciaux [223,224].  

Suite à la mesure des variations de la PIT du système en fonction de la fraction massique 
(dPIT/dC) ou molaire (dPIT/dx) de tensioactif ajouté au système de référence, il est facile de 
déduire le caractère hydrophile ou lipophile du tensioactif ajouté. Si la variation de la PIT est 
positive (dPIT/dC ou dPIT/dx>0), le tensioactif ajouté est plus hydrophile que le tensioactif de 
référence C10E4 car il augmente la température optimale du système SOW. Dans le cas où la 
variation est négative (dPIT/dC ou dPIT/dx<0), le tensioactif ajouté est alors plus lipophile 
que le C10E4 du fait de la diminution de cette température optimale. La régression linéaire de 
la variation de la PIT par rapport à la fraction massique ou molaire en tensioactif ajouté 
permet d’associer une valeur d’hydrophilie-lipophilie (dPIT/dC ou dPIT/dx) à chaque 
tensioactif, et ensuite de les classer selon une échelle relative centrée sur le tensioactif de 
référence C10E4 comme indiqué par la figure 1. 
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Figure III.1 : Echelle de PIT-Slope pour la classification des tensioactifs en fonction de leurs fractions massiques 
(dPIT/dC) reprise de la littérature [223]  

D’après cette figure, la méthode de PIT-Slope permet une caractérisation de l’hydrophilie de 
tensioactifs variés pour lesquels les anciennes méthodes de caractérisation ne permettent 
pas toujours de statuer tels que le HLB avec les tensioactifs à base d’esters de sucre par 
exemple. De la même manière, l’échelle de PIT-Slope possède une meilleure résolution que 
l’échelle classique du HLB s’étendant historiquement de 1 à 20 tandis que l’échelle de PIT-
Slope en masse va de -17 à 118 sur la même plage d’hydrophilie. Il en résulte une meilleure 
précision de la valeur de PIT-Slope comparée à celle du HLB, avec une possibilité de 
comparaison de l’hydrophilie des tensioactifs bien plus fournie. La figure 2 présente la 
variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout d’un tensioactif non ionique 
commercial, le Tween 85, ainsi que d’un tensioactif ionique n-C16-18PO4SO4Na destiné à 
l’EOR. 

 

Figure III.2 : Variation de la PIT du système de référence 3wt% C10E4/n-octane/10-2M NaCl en fonction de l’ajout 
de tensioactif Tween 85 (gauche) et de n-C16-18PO4SO4Na (droite) 
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La figure 2 indique que l’ajout de Tween 85 au système de référence contribue à diminuer la 
PIT alors que l’ajout de tensioactif n-C16-18PO4SO4Na contribue à l’augmenter. Cette 
tendance est en accord avec la structure des tensioactifs pour lesquels le Tween 85 non-
ionique apparait comme plus lipophile que le tensioactif ionique n-C16-18PO4SO4Na. Notons 
également que l’ajout de Tween 85 n’augmente pas la valeur globale de conductivité de 
l’émulsion H/E à l’inverse du tensioactif ionique qui apporte sa contribution à la valeur 
globale de conductivité. Dans le cas du tensioactif ionique, après une certaine concentration 
il n’est plus possible d’atteindre l’inversion signe que le tensioactif ionique est majoritaire à 
l’interface par rapport au C10E4 de référence et ne permet plus d’obtenir une microémulsion 
WIII à la formulation optimale. Ce fort apport d’hydrophilie induit la persistance d’une 
émulsion H/E sur toute la gamme de température comme indiqué par la littérature pour des 
mélanges de tensioactifs ioniques et non-ioniques [180,225–228]. Les valeurs de PIT-Slope 
de chaque tensioactif sont déterminées par régression linéaire de la variation de la PIT du 
système de référence suivant la fraction massique ou molaire de tensioactif ajouté. La 
fraction massique est calculée sur l’ensemble du mélange avec prise en compte des phases 
aqueuse et huileuse tandis que la fraction molaire est calculée uniquement par rapport au 
tensioactif de référence C10E4 pour ne considérer que l’interaction à l’interface comme 
indiqué ci-dessous. 

𝐹𝑟𝑎𝑐𝑡𝑖𝑜𝑛𝑚𝑎𝑠𝑠𝑖𝑞𝑢𝑒 =
𝑚𝑇𝐴

𝑚𝑇𝐴 +𝑚𝐴𝑞𝑢𝑒𝑢𝑥 +𝑚𝐻𝑢𝑖𝑙𝑒 +𝑚𝐶10𝐸4
(𝐼𝐼𝐼. 1.1) 

𝐹𝑟𝑎𝑐𝑡𝑖𝑜𝑛𝑚𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒 =
𝑛𝑇𝐴

𝑛𝑇𝐴 + 𝑛𝐶10𝐸4
(𝐼𝐼𝐼. 1.2) 

La figure 3 présente la variation de la PIT du système de référence en fonction de la fraction 
massique et molaire en tensioactif n-C16-18PO4SO4Na ajouté. Cette expérience a été répétée 
deux fois en utilisant le même tensioactif pour vérifier la reproductibilité de la caractérisation. 

 

Figure III.3 : Régression linéaire de la variation de la PIT du système de référence en fonction de la fraction 
massique (gauche ) et molaire (droite) de tensioactif nC16-18PO4SO4Na ajouté (les points noirs et bleus 

réprésentent deux mesures du même tensioactif) 

La pente de la régression linéaire est spécifique à l’hydrophilie du tensioactif et est 
considérée comme sa valeur de PIT-Slope. La mesure est assez reproductible avec un écart 
de 2,4% pour la détermination massique et de 3,2% pour la détermination molaire dans le 
cas du n-C16-18PO4SO4Na.  
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La valeur de PIT-Slope obtenue via la fraction molaire est à privilégier par rapport à la 
fraction massique car elle prend en compte l’interaction du tensioactif à l’échelle moléculaire, 
qui permet une comparaison plus fine des tensioactifs entre eux comme indiqué dans la 
littérature [224]. La régression linéaire est également moins bonne dans le cas de la 
caractérisation de tensioactifs ioniques par rapport aux non-ioniques car la température 
induit des effets contraires sur les tensioactifs ioniques et non-ioniques [226,229]. En effet 
l’augmentation de température diminue l’hydrophilie des non-ioniques polyethoxylés par 
déshydratation de leurs têtes polaires et renforce celle des ioniques du fait de la dissociation 
plus importante des contre-ions. Ces effets antagonistes entrainent une non linéarité de la 
variation de la PIT pour les mélanges ioniques/non-ioniques, à l’inverse des mélanges entre 
non-ioniques où l’effet de la température est équivalente. Cette valeur de PIT-Slope pour les 
tensioactifs non-ioniques est également liée à l’équation du HLD et à ses paramètres comme 
indiqué par l’équation 2  (démonstration en Annexe 14). Cette relation est également valable 
pour les tensioactifs ioniques car la salinité ne varie pas lors de l’expérience. 

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
=
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝜏1

(𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1))
2 𝜏2→𝜏1
→   

𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2
𝜏1

 (𝐼𝐼𝐼. 2) 

𝑎𝑣𝑒𝑐𝜏 =
𝑐𝑡
𝑘
𝑒𝑡𝑃𝐴𝐶𝑁 =

𝜎

𝑘
=
𝛼 − 𝐸𝑂𝑁

𝑘
 

où PACN1 et τ1 sont les paramètres du HLD normalisé [195] du tensioactif de référence 
C10E4 et x, PACN2 et τ2 sont respectivement la fraction molaire par rapport au tensioactif de 
référence et les paramètres du HLD normalisé du tensioactif ajouté. 

Cette relation peut également être utilisée pour prédire la valeur de PIT-Slope des 
tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés comme le montre la figure 4. Cette prédiction 
nécessite la connaissance des paramètres du HLD de chaque tensioactif, à savoir le PACN 
et le paramètre τ du C10E4 et du tensioactif testé (Tableau 1). L’équation explique l’évolution 

linéaire observée dans le cas de tensioactif non ionique très proche du C10E4, où τ2=τ1, ce 
qui implique une pente constante avec la fraction molaire. A l’inverse, la grande différence 
entre τ2 et τ1 pour les tensioactifs ioniques explique la divergence caractéristique de la PIT à 
la linéarité tels que pour le i-C3C7PO4SO4Na. L’évolution de la PIT du système de référence 
pour un tensioactif proche du C10E4, tels que le C12E5, est cohérente avec la théorie comme 
le montre la figure 4. En revanche, dès que le tensioactif possède une hydrophilie bien plus 
importante, il y a une divergence certaine entre la prédiction et la réalité comme pour le i-
C3C7PO4SO4Na. Globalement, la prédiction reste efficace sur une plage de PIT-Slope proche 
de celle du C10E4 avec des valeurs inférieures à 50°C. 

Tableau III.1 : Paramètres du HLD utilisés pour la prédiction de la valeur de PIT-Slope des tensioactifs 

Tensioactif τ (°C-1) PACN Références 

C10E4 0,36 8 [195] 

C12E8 0,35 -9,5 [37] 

C12E7 0,35 -4,7 [37] 

C8E5 0,28 -2,4 [37] 

C10E5 0,34 1,3 [37] 

C12E5 0,36 5,4 [37] 

i-C3C7PO4SO4Na 0,074 -31,8 [230] 

C12E6 0,36 -0,5 [37] 

C12E4 0,33 11,8 [37] 
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Figure III.4 : Prédiction de l’évolution de la PIT en fonction de la fraction molaire de tensioactif ajouté selon le 
concept du HLD (gauche) et écart entre les valeurs prédites et expérimentales de PIT-Slope. 

 

3.1.2. Mesure de PIT-Slope des tensioactifs pour l’EOR 

Comme mentionné dans la partie précédente, la PIT-Slope donne une mesure de 
l’hydrophilie des tensioactifs par rapport au C10E4, suivant une variation de température et 
permet donc de tester différents types de tensioactif. Les figures 5 et 6 présentent les 
variations de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactif de 
structures variés tels que le n-C16-18PO7EO5OCH2COONa, le n-C16-18PO2SO4Na, le CEPSA 
P-900 ou (n-C10-13)2PhSO3Na et le i-C17EO12. 

 

Figure III.5 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactif EOR n-C16-

18PO7EO5OCH2COONa (gauche) et n-C16-18PO2SO4Na (droite) 
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Figure III.6 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactif EOR CEPSA P-900 
ou (n-C10-13)2PhSO3Na (gauche) et i-C17EO12 (droite) 

Comme indiqué par ces figures, l’ajout de chacun des quatre tensioactifs amène à une 
augmentation de la PIT du système de référence, indiquant qu’ils sont plus hydrophiles que 
le tensioactif de référence suivant l’influence de la température. Pour les trois tensioactifs 
ioniques testés, il n’y a pas d’inversion à une certaine concentration limite traduisant un 
caractère hydrophile trop marqué du système de tensioactifs. De la même façon l’ajout de 
ces tensioactifs induit une augmentation de la conductivité de l’émulsion H/E ce qui est aussi 
paradoxalement le cas, dans une moindre mesure, pour le i-C17EO12 non-ionique. Cela est 
dû aux faibles impuretés possiblement présentes dans l’échantillon commercial qui amènent 
leurs contributions à la valeur de conductivité globale de l’émulsion H/E. Les différents 
signaux obtenus sont réguliers et permettent une détermination de la variation de la PIT non 
équivoque pour chacun des tensioactifs testés. Les figures 7 et 8 présentent les variations 
de PIT du système de référence en fonction de l’ajout des différents tensioactifs étudiés et le 
tableau 2 indique les valeurs de PIT-Slope déterminées pour chaque tensioactif. 

 

Figure III.7 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactifs sulfates et 
carboxylates suivant la fraction molaire 
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Figure III.8 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactifs sulfonates et non-
ioniques ainsi que de co-solvant (2-BuOH) suivant la fraction molaire 

Tableau III.2 : Valeurs de PIT-Slope des tensioactifs étudiés selon leurs fraction massique (dPIT/dC) ou molaire 
(dPIT/dx) 

Tensioactif testé Structure 
dPIT/dC   
(°C/wt%) 

dPIT/dx
(°C) 

n-C16-18PO4SO4Na 
 

37,2 210 

n-C16-18PO2SO4Na 
 

44,6 274 

i-C3C7PO4SO4Na 

 

62,4 300 

n-C16-18EO5OCH2COONa 

 

79,0 427 

n-C16-18EO7OCH2COONa 

 

78,6 475 

n-C16-18EO10OCH2COONa 

 

66,7 497 

n-C16-18PO3EO10OCH2COONa 
 

41,9 374 

n-C16-18PO7EO5OCH2COONa 
 

32,6 301 

n-C16-18PO7EO10OCH2COONa 
 

29,9 327 

n-C16-18PO7EO25OCH2COONa 
 

29,0 509 

CEPSA P-550 

 

123,8 409 

CEPSA P-900 

 

51,3 240 
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i-C13PO7EO12CH2CHOHCH2SO3Na 

 

27,2 334 

i-C13EO13 
 

21,5 168 

i-C10EO10 
 

21,9 139 

i-C17EO12 
 

15,0 122 

i-C13EO10 
 

16,5 118 

2-BuOH 
 

-1,3 -2,3 

 

D’après le tableau 2, on remarque que la mesure de PIT-Slope en fonction de la fraction 
massique de tensioactif ajouté n’est pas pertinente. En effet, l’ajout de groupes d’oxyde 
d’éthylène dans la structure des tensioactifs est censé apporter une plus grande hydrophilie, 
alors que le paramètre dPIT/dC diminue notamment pour les séries des n-C16-

18PO7EOxOCH2COONa et des n-C16-18EOxOCH2COONa. Cela est due au fait que ce 
paramètre ne prend pas en compte l’interaction du tensioactif avec l’interface à l’échelle 
moléculaire. Sur ce point, le paramètre dPIT/dx est plus représentatif car il prend en compte 
cet aspect moléculaire du tensioactif au travers de sa fraction molaire. Cette mesure permet 
également d’associer des tensioactifs de structures très différentes mais ayant la même 
hydrophilie tels que le i-C3C7PO4SO4Na avec le n-C16-18PO7EO5OCH2COONa. Ce type 
d’association est très intéressant car cela permet d’obtenir des tensioactifs de substitution 
suivant l’application recherchée. La méthode est également efficace pour quantifier l’apport 
d’hydrophilie engendré par l’addition de co-solvant tels que le 2-BuOH. Le fait que le 2-BuOH 
est connu pour apporter de la flexibilité au film interfacial sans modifier la formulation 
optimale est vérifié par sa mesure de PIT-Slope qui est quasiment équivalente à celle du 
tensioactif de référence.    

L’intérêt d’une telle mesure est également de décrire l’influence sur l’hydrophilie des 
différents groupements structuraux des tensioactifs tels que la tête ionique, le nombre 
d’oxyde d’éthylène et de propylène, le nombre de carbones de la chaine lipophile ou la 
présence de groupements hydrophobes tels que les cycles aromatiques. La figure 9 
présente l’impact de ces différents groupements sur la valeur de PIT-Slope des tensioactifs. 
Comme attendu, l’augmentation du nombre de groupes d’oxyde d’éthylène dans la structure 
du tensioactif entraine une augmentation nette (et non linéaire) de son hydrophilie. A 
l’inverse, l’augmentation du nombre de carbone et de groupes d’oxyde de propylène 
contribuent à la diminuer. Dans tous les cas, ces changements d’hydrophilie sont de nature 
non-linéaire du fait de phénomènes de partage entre les tensioactifs testés et le tensioactif 
non-ionique de référence [183,231,232]. En effet, le tensioactif de référence C10E4, ayant une 
température de trouble de 20°C environ [233], est susceptible de devenir assez soluble dans 
la phase huileuse lors de l’augmentation de température et sera donc présent en quantité 
moins importante à l’interface. Cette partition induit donc que le mélange de tensioactif à 
l’interface est plus hydrophile que celui introduit en théorie et explique cette évolution non 
linéaire de la PIT-Slope qui est plus élevée lors de la caractérisation de tensioactifs de plus 
en plus hydrophiles et plus faible lors de la caractérisation de tensioactifs de plus en plus 
lipophiles.  
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Figure III.9 : Influence du nombre de groupes d’oxyde d’éthylène, de propylène et du nombre de carbones dans la 
chaine lipophile sur la valeur de PIT-Slope des tensioactifs. Les valeurs de PIT-Slope pour les séries des CiEj ont 

été reprises de la Ref [224] 

 

La méthode de la PIT-Slope est également assez précise pour discriminer les différences 
d’hydrophilie entre des tensioactifs très proches structurellement tels que les tensioactifs 
sucres dérivés de l’hexahydrofarnésol (3,7,11-trimethyl-dodecan-1-ol) présentés par la figure 
10 et le tableau 3 ou pour évaluer l’influence de la longueur de la chaine carbonée sur 
l’hydrophilie de tensioactifs sucres purs (Tableau 3, Annexe 15 et 16)  
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Figure III.10 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout des différents tensioactifs sucres 
dérivés de l’hexahydrofarnésol suivant la fraction massique (gauche) et molaire (droite) en tensioactif ajouté 

 

Tableau III.3 : Noms, structures et valeurs de PIT-Slope suivant la fraction massique ou molaire obtenues pour 
les tensioactifs sucres purs et dérivés de l’hexahydrofarnésol 

Nom 
Sucres 
greffé 

Structure 
dPIT/dC 

(°C.wt%-1) 
dPIT/dx 

(°C) 

HHFA Arabinose 

 

-12,6 -55,4 

HHFX Xylose 
 

-15,3 -68,8 

HHFG Glucose 

 

-4,5 -21,8 

HHFMan Mannose 

 

-7,2 -34,1 

HHFMalt Maltose 

 

7,5 46,2 

C8-β -Glu Glucose 

 

23,0 77,8 

C10-β -Glu Glucose 

 

12,4 47,8 

C12-β -Glu Glucose 

 

5,6 27,0 
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C10-β -Malt Maltose 

 

24,4 123 

C12-β -Malt Maltose 

 

19,9 112 

C14-β -Malt Maltose 

 

13,5 81,0 

C16-β -Malt Maltose 

 

11,9 74,0 

Comme indiqué par le tableau 3, parmi les tensioactifs dérivés de l’hexahydrofarnésol, le 
composé le plus hydrophile est le HHFMalt du fait de sa tête polaire maltose avec une PIT-
Slope de 46,2°C. Pour les autres tensioactifs, ceux ayant des sucres dérivés de l’hexose 
sont plus hydrophiles que ceux dérivés du pentose car HHFG et HHFMan ont des valeurs de 
PIT-Slope plus élevées que HHFX et HHFA. Cela est dû à l’apport d’hydrophilie apporté par 
l’ajout d’un groupement hydroxyle sur la structure de la tête polaire. De plus, HHFG et HHFA 
apparaissent respectivement plus hydrophiles que HHFMan et HHFX du fait de groupements 
hydroxyles bien plus séparés structurellement les uns des autres. En effet, plus les 
groupements hydroxyles seront séparés, plus le tensioactif sera hydrophile car il y a une plus 
grande facilité à établir des liaisons hydrogènes avec les molécules d’eau [234]. C’est le cas 
pour HHFA avec les groupes hydroxyles n°3 et 4 en positions équatoriale et axiale mieux 
séparés que ceux du HHFX, tous deux en positions équatoriales. La même explication peut 
être effectuée pour HHFG avec le groupement hydroxyle n°2 en position équatoriale mieux 
séparé des autres groupements que pour le HHFMan pour lequel ce groupement hydroxyle 
est en position axiale.  

Dans le cas des tensioactifs sucres purs, l’augmentation de la longueur de la chaine 
carbonée entraine une perte d’hydrophilie ainsi que l’obtention de PIT-Slope moins élevées 
évoluant linéairement avec le nombre de carbone de la chaine du tensioactif. Cette évolution 
est indiquée par la figure 11. A partir de ces données, il est possible de déterminer la 
longueur de chaine carbonée équivalente à celle de la chaine hexahydrofarnésol (C15 
ramifiée) par extrapolation. En effet, en reportant les valeurs de PIT-Slope obtenues pour 
HHFG et HHFMalt sur les corrélations obtenues avec les tensioactifs purs (figure 11), on 
peut déterminer une chaine équivalente à 15,7 carbones dans le cas des tensioactifs 
glucosides et de 18,8 carbones pour les tensioactifs maltosides. Ces nombres de carbones 
équivalents plus élevés que ceux réellement présents au sein de la chaine lipophile sont en 
accord avec l’influence hydrophobe de la ramification déjà remarquée dans des études 
antérieures [203]. La différence de valeur du nombre de carbone obtenue entre les 
tensioactifs glucosides et maltosides peut être due à des différences de coefficients de 
partage entre les deux types de tensioactif. Enfin, il est possible de quantifier aussi l’apport 
d’hydrophilie de la tête glucoside qui est équivalente à 5,9 groupes d’oxyde d’éthylène et de 
la tête maltoside équivalente à 8,3 groupes d’oxyde d’éthylène en reportant les valeurs de 
PIT-Slope du C12-β-Glu et C12-β-Malt sur celles de la série des C12Ex (figure 9).       

      



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

103 

 

 

Figure III.11 : Evolution de la PIT-Slope des tensioactifs n-β-d-Glucosides et n-β-d-Maltosides avec 
l’augmentation du nombre de carbone de la chaine lipophile du tensioactif  

De façon générale, la détermination des valeurs de PIT-Slope permet donc d’effectuer une 
comparaison entre les tensioactifs et de les classer sur une échelle d’hydrophilie avec pour 
origine le tensioactif de référence C10E4 comme indiqué par la figure 12. Cette représentation 
autorise également une comparaison de l’hydrophilie de tensioactifs structurellement très 
différents, pour lequel les anciennes méthodes de classification comme le HLB ne 
permettent pas de statuer. 

 

Figure III.12 : Echelle de PIT-Slope pour la comparaison de l’hydrophilie des tensioactifs selon l’influence de la 
température 
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En effet, si l’on compare cette caractérisation par PIT-Slope avec le HLB (figure 13), on 
remarque que l’évolution entre le HLB et la PIT-Slope est cohérente à condition de 
considérer des séries homogènes de tensioactifs. Le fait est que le HLB minimise 
grandement l’influence des groupes oxyde d’éthylène et de propylène sur l’hydrophilie par 
rapport aux têtes ioniques. Par exemple, le HLB calculé selon Davies pour le tensioactif n-
C16-18PO4SO4Na donne 37 qui est supérieur au HLB de 26 du n-C16-18PO7EO25OCH2COONa. 
Pourtant, la PIT-Slope du n-C16-18PO7EO25OCH2COONa est bien supérieure à celle du n-C16-

18PO4SO4Na, indiquant que la prédiction du HLB n’est pas tellement indiquée pour 
caractériser quantitativement l’hydrophilie des tensioactifs pour l’EOR. 

  

Figure III.13 : Différence entre le HLB et la PIT-Slope pour une série homogène de tensioactifs (gauche) et pour 
des tensioactifs de différents types (droite). Les valeurs de PIT-Slope pour les séries des CiEj ont été reprises de 

la Ref [224] 

Cette valeur de HLB présente pourtant l’avantage de pouvoir être prédite à partir de la 
structure du tensioactif, ce qui n’est pas le cas de la mesure de PIT-Slope qui reste 
expérimentale. De plus, comme indiqué précédemment, la PIT-Slope présente une évolution 
non linéaire avec le nombre de carbones, de groupes EO et PO qui résulte de l’effet 
antagoniste que possède la température sur les tensioactifs ioniques et non-ioniques, ainsi 
que de l’augmentation de la solubilité du tensioactif de référence dans la phase huile avec 
l’augmentation de température (figure 9 et 13). Néanmoins, en considérant ces déviations 
comme assez faibles et limitées, il est possible d’envisager une contribution de groupe en 
vue de prédire cette valeur de PIT-Slope suivant la structure du tensioactif. L’équation 3, le 
tableau 4 et la figure 14 présentent cette contribution de groupes obtenue par régression 
multilinéaire des valeurs de PIT-Slope établies précédemment pour les tensioactifs EOR 
(Tableau 2) ainsi que celle des tensioactifs purs déjà décrite dans la littérature [224]. 

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
= 99 +∑(𝑁𝐺 . 𝐶𝐺)(𝐼𝐼𝐼. 3) 

Où NG représente le nombre de groupement chimique du même type dans la structure du 
tensioactif et CG la contribution de ce groupement à la valeur de PIT-Slope. 
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Tableau III.4 : Contribution de groupes pour la prédiction de la valeur de PIT-Slope de tensioactif de structure 
connue 

Type de groupement structure 
Contribution à la PIT-Slope 

(°C) 

Tête ionique sulfate de sodium 

 

487 

Tête ionique sulfonate de sodium 

 

573 

Tête ionique méthyl-éther carboxylate de 
sodium 

 

473 

Tête ionique carboxylate de sodium 

 

461 

Tête ionique carboxylate de potassium 

 
469 

Tête ionique de bromure de tetra-méthyl 
ammonium 

 
536 

Phényl 

 

-118 

Oxyde de propylène 

 

-30 

Oxyde d’éthylène 
 

16 

Carbone de la chaine lipophile 
    

-13 

 

 

Figure III.14 : Comparaison de la PIT-Slope expérimentale et prédite par la contribution de groupes pour le set de 
prédiction. Pour le set de vérification, les valeurs de PIT-Slope de 3 molécules ont été prédites, à savoir le n-C16-

18PO7EO10OCH2COONa, le i-C3C7PO4SO4Na et le i-C13EO10 pour être comparées avec leurs valeurs 
expérimentales.  
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Comme indiqué par la figure 14, la valeur de PIT-Slope peut être prédite par la contribution 
de groupes avec une marge d’erreur de ±80°C. Cette imprécision importante indique le 
caractère non linéaire de l’influence de la température sur l’hydrophilie des tensioactifs. 
Néanmoins, les contributions obtenues permettent de prédire de façon correcte les valeurs 
de PIT-Slope des différents tensioactifs du set de vérification et sont en accord avec 
l’influence des groupements chimiques des tensioactifs sur l’hydrophilie. En effet, l’addition 
d’un carbone, d’un cycle phényl ou d’un groupe d’oxyde de propylène dans la chaine 
lipophile possède une contribution négative sur la valeur de PIT-Slope et donc un caractère 
hydrophobe, alors que l’addition de groupes d’oxyde d’éthylène possède une contribution 
positive et donc hydrophile. Concernant les têtes polaires classiquement utilisées en EOR, 
les contributions indiquent que la tête ionique méthyl éther carboxylate est la moins 
hydrophile. Cette tête ionique possède néanmoins une contribution plus hydrophile que la 
tête carboxylate de sodium classique estimée à 461°C. Cette contribution plus élevée peut 
être expliqué par l’apport d’hydrophilie du groupement éther qui se matérialise notamment 
par une diminution de la température de Krafft déjà remarquée pour les alkyl éther sulfates 
de sodium [235–237]. La contribution légèrement supérieure de la tête ionique carboxylate 
de potassium comparée avec celle de sodium est également attendue du fait d’une plus 
grande dissociation du contre-ion dans le cas du potassium que pour le sodium qui rend le 
tensioactif carboxylate un peu plus hydrophile [135,238].  

Les discussions précédentes portaient sur l’effet de la température sur l’hydrophilie des 
tensioactifs considérés comme seul à l’interface. Pourtant dans le cadre EOR, les systèmes 
de tensioactifs utilisés sont des mélanges de différents tensioactifs dans le but d’ajuster plus 
facilement la formulation de la phase aqueuse à l’huile pétrolière. Dans l’optique de prédire 
la valeur de PIT-Slope des mélanges de tensioactifs pour l’EOR, il est nécessaire d’adapter 
à cette valeur un modèle de mélange. De façon simplifiée, un modèle de mélange linéaire 
peut être envisagé suivant la fraction massique Xi ou molaire xi en tensioactif ajouté comme 
indiqué ci-dessous. Ce modèle considère le tensioactif hypothétiquement équivalent au 
mélange de tensioactifs testé ayant une valeur de PIT-Slope identique à ce dernier comme 
indiqué par la figure 15. 

(
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝐶
)
𝑚é𝑙𝑎𝑛𝑔𝑒

=∑(𝑋𝑖. (
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝐶
)
𝑖
) 𝑜𝑢 (

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
)
𝑚é𝑙𝑎𝑛𝑔𝑒

=∑(𝑥𝑖. (
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
)
𝑖
)(𝐼𝐼𝐼. 4) 

Pour estimer ces valeurs de PIT-Slope de mélanges, il est également nécessaire de calculer 
la masse molaire équivalente Méq du tensioactif hypothétiquement équivalent au mélange en 
fonction des fractions massiques et des masses molaires Mi de chacun des tensioactifs 
comme indiqué ci-dessous (Démonstration en Annexe 17). 

(
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
)
𝑚é𝑙𝑎𝑛𝑔𝑒

=∑(𝑥𝑖. (
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
)
𝑖
) 𝑎𝑣𝑒𝑐𝑥𝑖 = 𝑋𝑖

𝑀é𝑞
𝑀𝑖
𝑒𝑡𝑀é𝑞 =

1

∑(
𝑋𝑖
𝑀𝑖
)
(𝐼𝐼𝐼. 5) 

 

Figure III.15 : Illustration du modèle prédictif de la PIT-Slope pour les mélanges de tensioactifs avec Séq le 
tensioactif équivalent aux autres tensioactifs en mélange notés S1, S2 et S3 
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Ce modèle de mélange linéaire reste, au premier abord, questionnable par rapport aux 
interactions entre les têtes polaires ioniques et non-ioniques des tensioactifs [239–241] et a 
été testé sur une série de mélanges ioniques/non-ioniques dans le but de vérifier sa véracité 
comme le montre le tableau 5 et la figure 16. Pour ce faire, différents mélanges de 
tensioactifs ioniques (sulfates et carboxylates rallongés) ont été caractérisés par PIT-Slope 
en association avec des tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés et des co-solvants (i-CxEOy 
et 2-BuOH).   

 

Tableau III.5 : Les différents mélanges de tensioactifs considérés pour évaluer le modèle prédictif de la PIT-Slope 

Mélange de tensioactifs 
dPIT/dC 
prédit 

dPIT/d
C exp 

dPIT/dx 
prédit 

dPIT/dx 
exp 

33% n-C16-18PO2SO4Na + 33% n-C16-18PO4SO4Na + 
33% i-C13EO13 

34,4 39,9 226 223 

66% n-C16-18PO2SO4Na + 33% i-C13EO13 36,9 48,1 249 253 

66% n-C16-18PO4SO4Na + 33% i-C13EO13 31,9 33,2 199 202 

66% n-C16-18PO4SO4Na + 33% i-C13EO10 30,3 31,5 181 184 

66% n-C16-18PO4SO4Na + 33% i-C10EO10 32,1 33,6 187 196 

66% n-C16-18PO4SO4Na + 33% i-C17EO12 29,8 30,3 186 176 

40% n-C16-18PO4SO4Na + 60% 2-BuOH 14,1 14,4 14,1 26,1 

60% n-C16-18PO4SO4Na + 40% 2-BuOH 21,8 24,6 31,1 45,2 

66% n-C16-18PO7EO5OCH2COONa + 33% i-C13EO13 29 34,5 250 293 

66% n-C16-18PO7EO10OCH2COONa + 33% i-C10EO10 27,2 27,3 234 246 

66% n-C16-18PO7EO10OCH2COONa + 33% i-C17EO12 24,9 24,1 242 239 

 

 

Figure III.16 : Différences entre la valeur de PIT-Slope prédite et expérimentale pour les mélanges de tensioactifs 
considérés en fonction de la fraction massique (gauche) et molaire (droite) avec une erreur de 5% (tirets noirs) 
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Comme le montre la figure 16, le modèle de prédiction de la PIT-Slope des mélanges en 
masse minimise la valeur réelle de PIT-Slope du fait de la non considération de l’action des 
tensioactifs à l’échelle moléculaire. En effet, la prédiction marche assez bien dans le cas de 
la PIT-Slope en fraction molaire où, à l’exception d’un mélange carboxylate/CiEj et des 
mélanges sulfates/2-BuOH, les valeurs prédites correspondent aux valeurs expérimentales 
avec une marge d’erreur inférieure à 5%.  

Dans le cas des mélanges sulfates/2-BuOH, le butanol est un solvant qui se partage 
facilement entre la phase huileuse et le film interfacial [242], tandis que le tensioactif sulfate, 
très hydrophile, reste au niveau du film interfacial. Il en résulte que l’interface est appauvrie 
en solvant lipophile et enrichie en tensioactif sulfate hydrophile par rapport à la composition 
théorique de l’interface, ce qui explique les valeurs expérimentales plus importantes 
obtenues par rapport aux valeurs prédites.  

 

3.1.3. Application de la PIT-Slope aux systèmes pétroliers 

Dans la mesure où la PIT-Slope permet de caractériser l’hydrophilie du tensioactif suivant 
une variation de température, elle peut être aussi utilisée en vue de caractériser le 
comportement des systèmes pétroliers vis-à-vis de l’influence de cette même variable. Une 
précédente étude sur les variations de la PIT de systèmes pétroliers présentant différents 
mélanges de tensioactifs avec l’huile GR a montré que les variations de la PIT d’un système 
de tensioactifs à l’autre pouvait être décrites en fonction du nombre de groupes d’oxyde 
d’éthylène et de carbones du co-tensioactif non-ionique ainsi que du type de tensioactif 
ionique utilisé (figures II.5 et II.7). L’utilisation de la PIT-Slope permet elle aussi de décrire 
cette évolution de la PIT mais de manière plus simple en réunissant les trois précédents 
paramètres en un seul. En effet, comme la PIT-Slope mesure l’hydrophilie du système de 
tensioactifs, elle prend nécessairement en compte le nombre de groupes d’oxyde d’éthylène 
et de carbones du co-tensioactif ainsi que l’hydrophilie apportée par le tensioactif ionique. Le 
tableau 6 et la figure 17 présentent l’évolution de la PIT en fonction de la valeur de PIT-Slope 
du système de tensioactifs avec l’huile pétrolière GR. 

 

Tableau III.6 : Les différents systèmes de tensioactifs utilisés avec l’huile GR à 70 g.L-1 NaCl et 0,5wt% Na2CO3 
ainsi que leurs valeurs de PIT-Slope expérimentales 

Nom de 
mélange 

Système de tensioactif PIT (°C) dPIT/dx (°C) 

X n-C16-18PO2SO4Na + i-C13EO13 71,2 253 

A n-C16-18PO2SO4Na + n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 65,2 223 

B n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13 58,2 202 

C n-C16-18PO4SO4Na + i-C10EO10 57,5 196 

D n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO10 46,2 184 
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Figure III.17 : Mesures dynamiques de PIT pour différents mélanges de tensioactifs Sulfates/i-CiEOj avec l’huile 
GR à WOR = 1, 70 g.L-1 NaCl et 0,5wt% Na2CO3 (gauche) ainsi que la corrélation linéaire entre la PIT-Slope des 

mélanges de tensioactifs et la PIT de chaque système SOW pétrolier associé (droite) 

La PIT-Slope permet de décrire non seulement l’évolution de la température optimale en 
fonction du système de tensioactifs à une salinité fixée, mais aussi certains paramètres du 
HLD quand on change le système de tensioactifs. Le tableau 7 et la figure 18 présentent 
l’évolution du paramètre cT de l’équation du HLD en fonction de la PIT-Slope pour différents 
systèmes de tensioactifs avec l’huile GR déjà étudiés dans le chapitre 2 (figure II.13 et 
tableau II.3). Un système supplémentaire, le [1wt% i-C3C7PO4SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13] a 
aussi été testé. On remarque que le paramètre cT est corrélé linéairement avec la PIT-Slope 
du système de tensioactifs excepté pour le système composé de n-C16-

18PO7EO25OCH2COONa, de SDS et de i-C13EO13 qui présente une valeur de PIT-Slope plus 
élevée par rapport à la corrélation. Cette déviation peut s’expliquer dans le sens où le SDS 
est beaucoup moins tolérant à la salinité que les tensioactifs ioniques rallongés ou les non-
ioniques polyéthoxylés branchés [243–245]. On peut donc supposer que le SDS est écranté 
plus facilement à l’interface et perdrait ainsi ces propriétés tensioactives rendant le mélange 
beaucoup moins hydrophile par rapport à la prédiction. Cela indique également que 
l’hydrophilie mesurée par la méthode de la PIT-Slope ne rend pas compte de l’impact de la 
salinité sur l’hydrophilie des tensioactifs.  

Tableau III.7 : Les différents systèmes de tensioactifs utilisés avec l’huile GR pour la détermination du paramètre 
cT (figure II.13 et tableau II.3) ainsi que leurs valeurs de PIT-Slope prédites 

Système de tensioactif 
Pente Ln(S*) vs 

PIT (°C) 
cT       

(°C-1) 
dPIT/dx 

(°C) 

1wt% nC16-18PO4SO4Na + 0,5wt% iC13EO13 -58,1 0,0172 198 

1wt% nC16-18PO2SO4Na + 0,5wt% iC13EO13 -80,1 0,0125 249 

1wt% C17:1COONa + 0,5wt% iC13EO13 -66,2 0,0151 239 

0,88wt% nC16-18PO4SO4Na + 0,62wt% iC13EO13 -49,9 0,0200 195 

0,49wt% nC16-18PO2SO4Na + 1,01wt% iC13EO13 -46,1 0,0217 190 

0,52wt% nC16-18PO7EO25OCH2COONa + 0,12wt% SDS 
+ 0,86wt% iC13EO13 

-55,9 0,0179 296 

1 wt% iC3C7PO4SO4Na + 0,5 wt% iC13EO13 -127,55 0,0078 268 
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Figure III.18 : Corrélation entre la PIT-Slope et le paramètre cT de l’équation du HLD pour différents mélanges de 
tensioactifs du tableau 7 avec l’huile GR 

De manière générale, cT diminue avec l’augmentation des valeurs de PIT-Slope, ce qui est 
attendu car les tensioactifs ioniques ont les PIT-Slopes les plus importantes et ils contribuent 
à diminuer la valeurs de cT (valeurs de cT positives dans le cas des tensioactifs non-ioniques 
et négatives pour les ioniques) [90]. Dans le cas des tensioactifs ioniques propoxylés, il a été 
montré que les valeurs de cT sont très proches de 0 et indique une quasi insensibilité à la 
température [179,203]. Cette observation va dans le sens attendu, pour lequel le tensioactif 
non-ionique impose la sensibilité à la température du mélange ionique/non-ionique (voir 
Chapitre 2).    

 

3.2. Caractérisation des tensioactifs exogènes en salinité 

3.2.1. Principe de la mesure de SPI-Slope 

La mesure de PIT-Slope permet donc de définir l’hydrophilie d’un tensioactif ou d’un 
mélange de tensioactifs suivant l’influence de la température. Cette mesure, faite à une 
salinité fixée, ne permet pas de rendre compte de l’influence de la salinité sur les systèmes 
de tensioactifs comme indiqué par la figure 19. Cette figure présente les inversions de phase 
dynamique en salinité de deux systèmes de tensioactifs avec la même huile pétrolière GR à 
55°C. Ces systèmes sont composés de deux types de tensioactifs ioniques différents et de 
deux co-tensioactifs non-ioniques différents mais avec des proportions calculées pour avoir 
la même valeur de PIT-Slope de 200°C. La mesure de la SPI dynamique de chaque système 
permet d’obtenir une salinité optimale de 92 g.L-1 NaCl pour le système [n-C16-18PO4SO4Na + 
i-C13EO13] et de 215 g.L-1 NaCl pour le système [n-C16-18EO5OCH2COONa + i-C13EO10]. Cet 
écart important de salinité optimale entre les deux systèmes est assez éloquent pour stipuler 
que la mesure de PIT-Slope ne permet pas une mesure de cette même hydrophilie quand la 
salinité est utilisée comme variable de formulation. La PIT-Slope n’est donc représentative 
que pour des systèmes où la salinité est fixée, et possède donc un intérêt limité pour le 
cadre EOR, où la salinité reste la variable de formulation majoritaire.      
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Figure III.19 : 2 systèmes SOW pétroliers avec la même huile et ayant la même valeur de PIT-Slope mais 
n’aboutissant pas à la même salinité optimale 

Dans le but de décrire l’impact de la salinité sur les systèmes de tensioactifs, une nouvelle 
méthode de détermination de l’hydrophilie a été construite en se basant sur l’expérience de 
SPI précédemment décrite dans le chapitre 2. La méthode est identique à celle de la PIT-
Slope et consiste à ajouter une quantité progressive de tensioactif à caractériser à un 
système de référence de SPI connue et de mesurer la variation de cette SPI suite aux ajouts 
de tensioactifs. Le système de référence choisi est sensiblement le même que celui utilisé 
pour la PIT-Slope, à savoir le 3wt% C10E4/n-octane/H2O, de manière à avoir une référence 
commune entre les deux échelles de mesure et aussi parce que ce système de référence est 
particulièrement adapté à la mesure de la SPI du fait d’une déviation minimale de celle-ci 
avec l’augmentation de la concentration en C10E4. L’optimisation de la méthode de mesure 
de la SPI pour cette caractérisation permet un maintien de la concentration de C10E4 et du 
ratio massique durant l’expérience comme présenté par la figure 20. 

 

Figure III.20 : Dipositif expérimental de la mesure de SPI-Slope (gauche) et impact de la concentration en C10E4 
sur la SPI du système de référence 
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Comme indiqué par cette figure, le déplacement de la salinité optimale va de 3,3wt% à 
3,6wt% NaCl lorsque la concentration en C10E4 passe de 3wt% à 5wt% au sein de 
l’échantillon. La variation de salinité optimale reste donc assez faible comparée au 
changement de concentration de C10E4, indiquant que la salinité optimale n’est pas très 
impactée par la concentration du tensioactif de référence. Un système de référence aussi 
reproductible est un avantage pour la caractérisation par SPI-Slope dans la mesure où les 
changements de salinité optimale ne seront dus qu’aux tensioactifs ajoutés et non à la 
variation de la concentration du tensioactif de référence. Ce comportement du tensioactif de 
référence vis-à-vis de la salinité optimale est due à sa haute pureté qui limite le phénomène 
de partition des différents monomères entre phases aqueuse et huileuse, à l’inverse des 
tensioactifs non-ioniques commerciaux [246,247].  

 

3.2.2. Mesure de SPI-Slope des tensioactifs pour l’EOR 

La SPI-Slope permet donc une mesure relative de l’hydrophilie des tensioactifs suivant une 
variation de salinité. La figure 21 présente les variations de la SPI du système de référence 
en fonction de la concentration ajoutée pour quatre tensioactifs commerciaux différents : le i-
C13EO13, le n-C16-18PO2SO4Na, le n-C16-18PO7EO25OCH2COONa et le CEPSA P-900 ou (n-
C10-13)2PhSO3Na. Pour les trois premiers tensioactifs, la SPI du système de référence devient 
plus importante avec l’augmentation de la concentration en tensioactif ajouté, signe que ces 
trois tensioactifs sont plus hydrophiles que le tensioactif de référence C10E4 quand la salinité 
est la variable de formulation. Dans le cas du dernier tensioactif, la SPI du système de 
référence diminue avec l’augmentation de la concentration en tensioactif ajouté, indiquant 
que celui-ci est plus lipophile que le C10E4. Ce résultat contraste avec le fait que la 
caractérisation par PIT-Slope avait évalué ce tensioactif comme plus hydrophile par rapport 
au C10E4. En effet, la tête ionique sulfonate gagne en hydrophilie alors que les groupes 
d’oxyde d’éthylène deviennent de plus en plus lipophiles avec l’élévation de la température. 
Dans le cas de la salinité, ce tensioactif possède deux chaines de 12 carbones environ avec 
un groupe phényl qui renforce son côté hydrophobe et le groupe sulfonate est écranté 
préférentiellement alors que les groupes d’oxyde d’éthylène du C10E4 sont bien plus tolérants 
au sel [225,248]. Les effets contraires que possèdent la température et la salinité sur 
l’hydrophilie des tensioactifs ioniques induisent des différences notables entre les mesures 
de PIT-Slope et de SPI-Slope qui seront discutées en détails par la suite.  
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Figure III.21 : Variation de la SPI du système de référence en fonction de l’ajout des tensioactifs EOR i-C13EO13 
(1), n-C16-18PO2SO4Na (2), n-C16-18PO7EO5OCH2COONa (3) et CEPSA P-900 ou (n-C10-13)2PhSO3Na (4) 

D’après la figure 21, la variation de la SPI du système de référence pour l’ajout de tensioactif 
i-C13EO13 semble plus importante que pour celui du n-C16-18PO2SO4Na, indiquant que le i-
C13EO13 serait plus hydrophile que le n-C16-18PO2SO4Na par rapport à la variation de salinité. 
En effet, quand la salinité augmente, le groupement sulfate, tout comme le sulfonate du (n-
C10-13)2PhSO3Na, vont être écrantés en priorité ce qui va grandement diminuer leur caractère 
hydrophile. De plus, ces tensioactifs possèdent des chaines carbonées plus longues et la 
présence de groupements d’oxyde de propylène qui sont plus lipophiles que les 
groupements d’oxyde d’éthylène du i-C13EO13 [177,178]. Sur ce point, l’ajout de tensioactif n-
C16-18PO7EO25OCH2COONa à une évolution comparable à celui du i-C13EO13 du fait de la 
présence de nombreux groupements d’oxyde d’éthylène qui renforcent son caractère 
hydrophile. Les figures 22 et 23 présentent les variations de SPI du système de référence en 
fonction de l’ajout des différents tensioactifs ioniques et non-ioniques étudiés.  

 

Figure III.22 : Variation de la SPI du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactif ionique et non-
ionique pour l’EOR suivant la fraction molaire 
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Figure III.23 : Variation de la SPI du système de référence en fonction de l’ajout de tensioactif ionique et non-
ionique purs suivant la fraction molaire  

Suite à la mesure des variations de la SPI du système de référence en fonction de la fraction 
molaire de tensioactif ajouté (dSPI/dx), il est facile de déduire le caractère hydrophile ou 
lipophile du tensioactif ajouté par rapport à un changement de salinité. Si la variation de la 
SPI est positive (dSPI/dx>0), le tensioactif ajouté est plus hydrophile que le tensioactif de 
référence C10E4 car son ajout augmente la salinité optimale du système. Dans le cas 
contraire où la variation est négative (dSPI/dx<0), le tensioactif ajouté est alors plus lipophile 
que le C10E4 car il diminue cette salinité. La régression linéaire de la variation de la SPI par 
rapport à la fraction molaire en tensioactif ajouté permet d’associer une valeur d’hydrophilie 
(dSPI/dx) à chaque tensioactif, et ensuite de les classer selon une échelle relative centrée 
sur le tensioactif de référence C10E4. La valeur de SPI-Slope pour les tensioactifs non-
ioniques est également liée à l’équation du HLD et à ses paramètres comme indiqué par 
l’équation 6 (démonstration en Annexe 18). 

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
=
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝛿1

(𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1))
2 𝛿2→𝛿1
→    

𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2
𝛿1

 (𝐼𝐼𝐼. 6) 

𝑎𝑣𝑒𝑐𝛿 =
𝑏

𝑘
𝑒𝑡𝑃𝐴𝐶𝑁 =

𝛼 − 𝐸𝑂𝑁

𝑘
 

où PACN1 et δ1 sont les paramètres du HLD normalisé [195] du tensioactif de référence 
C10E4 et x, PACN2 et δ2 sont respectivement la fraction molaire par rapport au tensioactif de 
référence et les paramètres du HLD normalisé du tensioactif ajouté. Comme indiqué par les 
figures 22 et 23, la variation de la SPI du système de référence apparait linéaire avec la 
fraction molaire de tensioactif ajouté même pour les tensioactifs ioniques. En effet, la salinité 
affecte les tensioactifs ioniques et non ioniques en diminuant leur hydrophilie. Cette 
diminution conjointe de l’hydrophilie des tensioactifs ajoutés et de référence lors de 
l’augmentation de salinité induit une évolution linéaire de la salinité optimale en fonction de 
l’ajout du tensioactif testé. L’évolution de la SPI avec la fraction molaire est particulièrement 
linéaire pour les tensioactifs rallongés et non-ioniques fortement hydrophiles. En revanche, 
cette évolution linéaire est plus discutable pour certains tensioactifs comme l’oléate de 
sodium ou le CEPSA P-900 qui semblent présenter une stabilisation de la SPI au-dessus 
d’un certain ratio molaire.  
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Ce comportement peut être lié à une diminution particulière de l’hydrophilie de ce type de 
tensioactif du fait de la présence d’une liaison covalente dans sa chaine lipophile pour 
l’oléate de sodium et d’une interaction lipophile conjointe des chaines bicaténaires pour le 
CEPSA P-900. Cette linéarité est également moins bonne pour les tensioactifs ayant une 
hydrophilie proche du C10E4, tels que le n-C12PhSO3Na ou le n-C16-18PO4SO4Na, du fait de la 
marge d’erreur plus importante dans la détermination de la SPI. Le tableau 8 indique les 
valeurs de SPI-Slope déterminées pour les tensioactifs étudiés. 

Tableau III.8 : Valeurs de SPI-Slope des tensioactifs étudiés selon leurs fraction molaire (dSPI/dx) exprimées en 
g.L-1 ou en wt% NaCl 

Tensioactif testé Structure 
dSPI/dx      
(g.L-1) 

dSPI/dx  
(wt%) 

n-C16-18PO4SO4Na 
 

55 5,3 

n-C16-18PO2SO4Na 
 

104 9,9 

i-C3C7PO4SO4Na 

 

45 4,1 

SDS  298 27,8 

n-C16-18EO5OCH2COONa 

 

719 66,3 

n-C16-18EO7OCH2COONa 

 

947 86,8 

n-C16-18EO10OCH2COONa 

 

1281 117 

n-C16-18PO3EO10OCH2COONa 
 

1120 104 

n-C16-18PO7EO5OCH2COONa 
 

444 41,8 

n-C16-18PO7EO10OCH2COONa 
 

805 75,3 

n-C16-18PO7EO25OCH2COONa 
 

1903 176 

C12COONa 
 

387 35,5 

C17:1COONa 

 

156 14,5 

C17:1COOK 

 

212 19,8 
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CEPSA P-550 

 

40 3,6 

CEPSA P-900 

 

-184 -18,1 

n-C12SO3Na  390 35,6 

n-C12PhSO3Na 

 
38,5 3,5 

n-C8NMe3Br 
 

585 53,3 

n-C10NMe3Br 
 

889 80,7 

n-C12NMe3Br 
 

725 66,4 

n-C14NMe3Br 
 

624 57,0 

n-C16NMe3Br 
 

521 47,9 

n-C18NMe3Br 
 

465 43,0 

i-C13EO13 
 

918 83,9 

i-C10EO10 
 

652 59,2 

i-C13EO10 
 

563 51,3 

i-C17EO12 
 

539 49,9 

C12E3 
 

-207 -20,5 

C12E5 
 

77 7,2 

C12E6 
 

240 22,3 

C12E7 
 

415 38,0 

C12E8 
 

570 51,9 

C8E5 
 

232 21,3 

C10E5 
 

162 15,0 

C14E5 
 

26,7 2,4 

L’addition de groupes d’oxyde d’éthylène et de propylène modifie l’hydrophilie des 
tensioactifs et entraine a fortiori une variation de leurs valeurs de SPI-Slope. Comme 
présenté dans le tableau 8, l’augmentation du nombre de groupes d’oxyde d’éthylène dans 
la structure du tensioactif contribue à diminuer l’écrantage de sa tête polaire ou ionique, et 
donc à augmenter son hydrophilie et sa valeur de SPI-Slope. A l’inverse, l’augmentation du 
nombre de carbones linéaires ou de groupes d’oxyde de propylène dans la structure du 
tensioactif contribuent à renforcer son caractère lipophile, et donc à diminuer sa valeur de 
SPI-Slope. Le type de tête ionique a également un effet, le dodecyl sulfonate de sodium 
possède une SPI-Slope supérieure au dodecyl sulfate de sodium.  
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Ce résultat peut être expliqué par l’effet kosmotrope plus marqué de la tête sulfate par 
rapport au sulfonate, de par sa plus grande densité de charge, qui tend plus facilement à 
interagir avec des électrolytes libres en solution [238]. La ramification de la chaine carbonée 
contribue également à diminuer d’autant plus l’hydrophilie du tensioactif (comparaison du  
n-C16-18PO4SO4Na et du i-C3C7PO4SO4Na) de la même façon que l’incorporation d’un groupe 
phényl (comparaison du n-C12PhSO3Na et du n-C12SO3Na). Enfin la mesure de l’hydrophilie 
par SPI-Slope est précise dans la mesure où les tensioactifs CEPSA P-550 commercial et n-
C12PhSO3Na pur ont la même structure et quasiment la même valeur de SPI-Slope. 

Par la suite, la détermination de la valeur de SPI-Slope permet de classer les tensioactifs 
entres eux sur une échelle d’hydrophilie centrée sur le C10E4. La figure 24 présente cette 
nouvelle échelle de classification de l’hydrophilie des tensioactifs suivant l’influence de la 
salinité. 

 

Figure III.24 : Echelle de SPI-Slope pour la comparaison de l’hydrophilie des tensioactifs selon l’influence de la 
salinité 

En utilisant cette représentation, il est possible de trouver des tensioactifs, structurellement 
différents, mais qui présentent les mêmes valeurs de SPI-Slope tels que le  
n-C16-18EO7OCH2COONa et le i-C13EO13. C’est également le cas pour le n-C16-

18EO5OCH2COONa et le n-C16-18PO7EO10OCH2COONa qui possèdent des valeurs de SPI-
Slope très proches, indiquant que l’addition de 5 groupes hydrophiles d’oxyde d’éthylène 
compense la présence de 7 groupes lipophiles d’oxyde de propylène. Harwell et al. ont 
également étudié l’influence de l’addition de groupes d’oxyde d’éthylène et de propylène sur 
l’hydrophilie des tensioactifs rallongés du type CnPOxEOySO4Na au travers du concept du 
HLD [196].  
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D’après cette étude, l’addition d’un groupe d’oxyde de propylène augmente la valeur du 
paramètre σ originel de l’équation du HLD de 0,21 tandis qu’un groupe d’oxyde d’éthylène 
possède une contribution de -0,26. Ainsi, d’après ces valeurs, l’addition de 5 groupes 
éthoxylés est compensé par la présence de 6 groupes propoxylés, ce qui est assez proche 
de nos résultats. Néanmoins, cette étude a été réalisée sur des tensioactifs n’ayant pas tous 
la même longueur de chaine carbonée, entre 12 et 15 carbones, ce qui peut grandement 
influencer la valeur du paramètre σ et donc la contribution effective des groupes éthoxylats 
et propoxylats sur l’hydrophilie. Sur ce point, Salager et al. ont obtenu une contribution 
hydrophobe plus importante pour l’addition de groupes propoxylés sur un tensioactif 
commercial de structure C12POxEO2SO4Na avec une contribution moyenne de 0,33 sur la 
valeur du paramètre σ [150,249].   

Dans ce sens, la mesure de SPI-Slope peut elle aussi permettre de déterminer la 
contribution de l’addition de groupes éthoxylats et propoxylats sur l’hydrophilie des 
tensioactifs. La figure 25 présente l’impact de la longueur de la chaine carbonée, du nombre 
de groupes d’oxyde d’éthylène et de propylène sur la valeur de SPI-Slope des tensioactifs 
non-ioniques polyéthoxylés et ioniques de type carboxylate et ammonium. 

Comme expliqué précédemment, l’augmentation du nombre de groupes d’oxyde de 

propylène et de carbones dans la chaine lipophile du tensioactif contribuent à diminuer sa 

valeur de SPI-Slope, et donc son hydrophilie suivant l’influence de la salinité. Concernant 

l’augmentation du nombre de carbones, cette baisse linéaire d’hydrophilie n’intervient que 

pour une longueur de chaine minimale de 10 carbones dans le cas des bromures de n-alkyl 

ammoniums quaternaires. En effet le C8NMe3Br possède une valeur de SPI-Slope bien 

inférieure à celle du C10NMe3Br ce qui n’est pas logique du fait de l’apport hydrophobique 

d’un carbone supplémentaire dans la chaine du tensioactif. Ce phénomène est 

principalement dû au fait que pour des longueurs de chaines inférieures à 10 carbones, le 

tensioactif est très hydrophile et ne se localise pas préférentiellement dans le film interfacial 

mais reste en solution dans la phase aqueuse. Cette plus faible présence au sein du film 

interfacial est donc responsable de la plus faible hydrophilie mesurée car le tensioactif étant 

moins présent, il stabilise beaucoup moins l’interface vis-à-vis de l’influence de la salinité.  

A l’inverse du nombre de carbones et de groupes d’oxyde de propylène, l’addition de 

groupements éthoxylats dans la structure du tensioactif apporte de l’hydrophilie et augmente 

ainsi la valeur de SPI-Slope du tensioactif. On peut remarquer que l’évolution de la SPI-

Slope avec le nombre d’oxyde d’éthylène est plus important dans le cas de la série des 

C12En que des n-C16-18EOnOCH2COONa possiblement dû au fait que la longueur de la chaine 

lipophile limite également l’influence de l’addition de groupes éthoxylats sur l’hydrophilie. 

Cette évolution linéaire présente l’avantage de pouvoir assez facilement prédire la valeur de 

SPI-Slope de tensioactifs dans une série homogène. Dans ce sens, la valeur de SPI-Slope 

pourrait être un descripteur intéressant pour le design de tensioactifs adaptés à des 

applications ciblés. 
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Figure III.25 : Influence du nombre de groupes d’oxyde d’éthylène, de propylène et du nombre de carbones dans 
la chaine lipophile sur la valeur de SPI-Slope des tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés et ioniques de type 

carboxylate et ammonium 

Après détermination de la valeur idéale de SPI-Slope que devrait avoir le tensioactif pour 
une application précise, il est possible de déterminer le type de tête polaire, le nombre de 
groupes éthoxylats et propoxylats ainsi que le nombre de carbones du tensioactif dans la 
mesure où l’évolution linéaire de la valeur de SPI-Slope avec le nombre de carbone, de 
groupes EO et PO permet d’envisager une contribution de groupes. L’équation 7, le tableau 
9 et la figure 26 présentent cette contribution de groupes obtenue par régression 
multilinéaire des données du précédant tableau 8. Cette contribution ne prend en compte 
que les tensioactifs ayant une chaine lipophile supérieure ou égale à 12 carbones pour les 
tensioactifs ioniques en vue d’éviter les problèmes de non-linéarité dus à des effets de 
partages trop importants. 

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
= 19 +∑(𝑁𝐺 . 𝐶𝐺)(𝐼𝐼𝐼. 7) 
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Tableau III.9 : Contribution de groupes pour la prédiction de la valeur de SPI-Slope de tensioactif de structure 
connue 

Type de groupement structure 
Contribution à la SPI-Slope 

(g.L-1) 

Tête ionique sulfate 

 

637 

Tête ionique sulfonate 

 

672 

Tête ionique méthyl-éther carboxylate de 
sodium 

 

780 

Tête ionique carboxylate de sodium 

 

616 

Tête ionique carboxylate de potassium 

 

619 

Tête ionique de bromure de tetra-méthyl 
ammonium 

 
941 

Phényl 

 

-338 

Oxyde de propylène 

 

-60 

Oxyde d’éthylène 
 

84 

Carbone de la chaine lipophile 
    

-25 

 

 

Figure III.26 : Comparaison de la SPI-Slope expérimentale et prédite par la contribution de groupes pour le set de 
prédiction. Pour le set de vérification, les valeurs de SPI-Slope de 3 molécules ont été prédites, à savoir le n-C16-

18PO7EO10OCH2COONa, le i-C3C7PO4SO4Na et le i-C13EO10 pour être comparées avec leurs valeurs 
expérimentales. 
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Comme explicité par cette figure, la valeur de SPI-Slope peut être prédite par la contribution 
de groupes avec une marge d’erreur de ±150 g.L-1 NaCl sur la valeur de SPI-Slope. La 
contribution hydrophile d’un groupement d’oxyde d’éthylène (+84 g.L-1) est plus importante 
que celle d’un groupe lipophile d’oxyde de propylène (-60 g.L-1) ce qui est en accord avec les 
études antérieures de la littérature [135,250,251]. Par ailleurs, la contribution de 5 groupes 
d’oxyde d’éthylène (+420 g.L-1) compense celle de 7 oxyde de propylène (-420 g.L-1) ce qui 
valide notre évaluation réalisée précédemment. Ce modèle est également cohérant quant à 
la contribution hydrophile des têtes ioniques, avec une tête sulfonate plus hydrophile qu’une 
tête sulfate, elle-même plus hydrophile qu’une tête carboxylate, qui peut s’expliquer par 
l’effet kosmotrope plus marqué de la tête sulfate et carboxylate par rapport au sulfonate déjà 
expliqué précédemment [238]. La contribution hydrophile des têtes ioniques évolue donc 
dans le même sens que leurs valeurs de PIT-Slope [224], que leurs duretés reportées par 
Vlachy et al. [238] ainsi que leurs salino-résistances étudiées par Skauge et al. [252]. La tête 
éthoxy-carboxylate présente, elle aussi, une contribution hydrophile bien plus élevée que les 
têtes sulfonate et sulfate, qui est peut-être due à la présence du groupement éther qui 
accroit sa tolérance au sel [235,243,253,254]. Enfin la tête ammonium quaternaire semble 
présenter la contribution hydrophile la plus importante avec 941 g.L-1 NaCl. En réalité cette 
forte contribution n’est pas comparable à celle des tensioactifs anioniques car l’écrantage se 
réalise par l’anion chlorure sur l’ammonium quaternaire ce qui est très différent de 
l’écrantage par l’ion sodium sur les anioniques. La grande valeur obtenue donne néanmoins 
une indication de l’hydrophilie de ce type de tensioactif par rapport aux anioniques pour des 
applications nécessitant l’emploi de chlorure de sodium.     

Dans la mesure où la salino-résistance des tensioactifs est souvent corrélée à la valeur de la 
salinité optimale des systèmes SOW [255], la valeur de SPI-Slope peut également rendre 
compte de la sensibilité des tensioactifs à la salinité. L’étude entreprise par Skauge et al. a 
permis de mesurer les salinités optimales obtenues avec différents tensioactifs de type alkyl 
éther sulfonate et carboxylate en mélange avec du 2-butanol, de l’heptane et de l’eau salée 
à WOR=2 [252]. Les résultats indiquent que les salinités optimales obtenues évoluent dans 
le même sens que les valeurs de SPI-Slope prédites de ces tensioactifs pour les composés 
entièrement solubles à la salinité définie (tableau 10 et figure 27). Pour cette raison, la 
mesure de SPI-Slope pourrait être un descripteur rapide pour caractériser la salino-
résistance des tensioactifs. 

Tableau III.10 : Salinités optimales déterminées pour différents tensioactifs de type alkyl éther sulfonate et 
carboxylate en mélange avec du 2-butanol, de l’heptane et de l’eau salée à WOR=2 [252] ainsi que les valeurs 

prédites de SPI-Slope pour ces tensioactifs 

Tensioactif dSPI/dx prédit (g.L-1) S* (g.L-1) 

C9PhEO3SO3Na 379 120 

C9PhEO4.5SO3Na 505 130 

C9PhEO5SO3Na 547 170 

C9PhEO6SO3Na 630 195 

C9PhEO9SO3Na 882 260 

C12PhSO3Na 52 80 

C9PhEO3.1OCH2COONa 387 140 

C9PhEO4.1OCH2COONa 471 160 

C9PhEO4.5OCH2COONa 505 180 

C9PhEO6OCH2COONa 630 180 

C9PhEO8OCH2COONa 798 260 
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Figure III.27 : Evolution des valeurs de SPI-Slope des différents tensioactifs de type alkyl éther sulfonate et 
carboxylate avec leurs salinités optimales résultants de leurs mélanges avec du 2-butanol, de l’heptane et de 

l’eau salée à WOR 2 [252] 

On peut également comparer cette caractérisation par SPI-Slope avec le HLB comme 
présenté en figure 28. L’évolution entre le HLB et la SPI-Slope est cohérente, mais tout 
comme la mesure de PIT-Slope, à condition de considérer des séries homogènes de 
tensioactifs. Du fait que le HLB minimise grandement l’influence des groupes d’oxyde 
d’éthylène et de propylène sur l’hydrophilie par rapport aux têtes ioniques, il n’est pas 
possible de discriminer l’hydrophilie de tensioactifs fortement différents et les valeurs de HLB 
et de SPI-Slope deviennent alors très incompatibles. En effet, d’après le calcul du HLB selon 
Davies, le n-C16-18PO4SO4Na est plus hydrophile que le n-C16-18PO7EO25OCH2COONa lui-
même plus hydrophile que le C12E8, alors que la caractérisation par SPI-Slope indique que le 
n-C16-18PO7EO25OCH2COONa est le plus hydrophile et le n-C16-18PO4SO4Na le moins 
hydrophile. L’évolution de la SPI-Slope de séries homogènes de tensioactifs avec le HLB est 
néanmoins bien plus linéaire qu’avec la mesure de PIT-Slope du fait de la diminution 
conjointe de l’hydrophilie des tensioactifs avec l’augmentation de salinité. 

 

Figure III.28 : Différence entre le HLB et la SPI-Slope pour des tensioactifs de différents types 
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Dans le cadre d’applications industrielles, les tensioactifs ne sont souvent pas utilisés seuls 

mais en mélange avec des solvants ou d’autres tensioactifs pour cumuler leurs avantages et 

réduire leurs effets indésirables. Dans l’optique de prédire la valeur de SPI-Slope des 

mélanges de tensioactifs pour l’EOR, il est nécessaire d’adapter à cette valeur un modèle de 

mélange identique à celui utilisé pour la PIT-Slope (Eq. 8). Les différents mélanges étudiés 

pour valider le modèle sont décrits dans le tableau 11 et la figure 29. 

(
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
)
𝑚é𝑙𝑎𝑛𝑔𝑒

=∑(𝑥𝑖. (
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
)
𝑖
) (𝐼𝐼𝐼. 8) 

 

Tableau III.11 : Les différents mélanges de tensioactifs considérés pour évaluer le modèle prédictif de la SPI-
Slope  

Mélange de tensioactifs dSPI/dx prédit dSPI/dx exp 

66,77% n-C16-18PO4SO4Na + 33,23% i-C13EO13 292 201 

66,18% n-C16-18PO7EO5OCH2COONa + 33,82% i-C10EO10 538 546 

66,15% n-C16-18PO7EO10OCH2COONa + 33,85% i-C13EO13 868 836 

64,78wt% SDS + 35,22wt% C12E8 360 337 

66,20wt% nC16-18PO3EO10OCH2COONa + 33,80wt% iC13EO13 1042 998 

66,71wt% nC16-18PO7EO25OCH2COONa + 33,29wt% iC13EO13 1367 1353 

 

 

Figure III.29 : Différence entre la valeur de SPI-Slope prédite et expérimentale pour les mélanges de tensioactifs 
considérés en fonction de la fraction molaire avec une erreur de 10% (tirets noirs) 

Comme indiqué par la figure 29, les SPI-Slopes de mélanges de tensioactifs anioniques et 
non ioniques peuvent être assez bien prédites par le modèle de mélange linéaire, ce qui 
permettrait par la suite de rapidement estimer l’hydrophilie de différents mélanges de 
tensioactifs pour des applications EOR. Sur ce point, la précédente figure 19 montrait que 
deux mélanges de tensioactifs de même PIT-Slope pouvait aboutir, avec la même huile 
pétrolière et à la même température, à des salinités optimales très différentes.  
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Cette forte différence de salinité est due en fait à des valeurs de SPI-Slope très différentes. 
Le système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] avec une salinité optimale de 92 g.L-1 NaCl 
possède une valeur de SPI-Slope de 201 g.L-1, tandis que le système [n-C16-

18EO5OCH2COONa + i-C13EO10] avec une salinité optimale de 215 g.L-1 NaCl possède une 
SPI-Slope bien supérieure estimée à 605 g.L-1. La SPI-Slope du mélange [n-C16-

18EO5OCH2COONa + i-C13EO10] étant bien plus importante que celle du [n-C16-18PO4SO4Na + 
i-C13EO13] implique une plus grande hydrophilie suivant l’influence du sel du premier 
mélange par rapport au second et donc une salinité optimale bien plus importante. 

  

3.2.3. Applications de la SPI-Slope aux systèmes pétroliers 

La SPI-Slope peut être utilisée en vue de caractériser le comportement des systèmes 
pétroliers vis-à-vis de l’influence de la salinité. Une étude précédente sur le système pétrolier 
[nC16-18PO4SO4Na + iC10EO10]/Brut GR/NaClaq (figure II.22) avait explicité les variations de la 
SPI en fonction du pourcentage de co-tensioactif non-ionique. Cette variation de tensioactif 
non-ionique peut être également traduite comme une variation de SPI-Slope car pour 
chaque nouveau mélange de tensioactifs une valeur de SPI-Slope peut être calculée grâce 
au modèle de mélange linéaire explicité précédemment. D’après cette hypothèse, l’évolution 
de la salinité d’inversion en fonction de la SPI-Slope est linéaire comme indiqué par la figure 
30 . 

 

Figure III.30 : Influence de la variation de SPI-Slope due au changement de concentration en co-tensioactif non-
ionique sur la SPI du système pétrolier [n-C16-18PO4SO4Na + i-C10EO10]/Brut GR/NaClaq 

Cette évolution linéaire est attendue dans le cas du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-
C10EO10]/Brut GR/NaClaq car la SPI évoluait déjà linéairement avec le pourcentage de co-
tensioactif (figure II.22). Dans ce sens, la mesure de SPI-Slope devrait également permettre 
de discriminer les mélanges de tensioactifs les plus hydrophiles vis-à-vis de la salinité avec 
une huile pétrolière à une température fixée. Le tableau 12 et la figure 31 présentent les 
différents systèmes de tensioactifs utilisés avec l’huile GR, l’évolution de la salinité optimale 
de ces systèmes extrapolée à partir de corrélations expérimentales à 50°C ainsi que leurs 
valeurs de SPI-Slope (figure II.13). 
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Tableau III.12 : Les différents systèmes de tensioactifs utilisés avec l’huile GR pour la comparaison de la SPI-
Slope avec la salinité optimale extrapolée à 50°C à partir de corrélations expérimentales 

Système de tensioactifs 
Meq                           

(g.mol-1) 
dSPI/dx       
(g.L-1) 

S* à 50°C 
(g.L-1) 

1 wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,5 wt% i-C13EO13 640 294 98,4 

1 wt% n-C16-18PO2SO4Na + 0,5 wt% i-C13EO13 544 295 119,7 

1 wt% CESPA P900 + 0,5 wt% i-C13EO13 568 86,3 10,8 

0,88 wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,62 wt% i-C13EO13 654 356 115,8 

0,49 wt% n-C16-18PO2SO4Na + 1,01 wt% i-C17EO12 646 345 108,2 

0,30 wt% SDS + 1,20 wt% C12E7 433 380 122,6 

1 wt% n-C16-18EO5COONa + 0,5 wt% i-C13EO13 602 759 286,5 

 

 

Figure III.31 : Evolution de la SPI-Slope avec la salinité optimale extrapolée à 50°C pour les différents systèmes 
de tensioactifs utilisés avec l’huile GR 

 

L’évolution de la salinité optimale avec la SPI-Slope de mélange est linéaire pour différents 
systèmes de tensioactifs avec la même huile GR à 50°C. Cette évolution indique qu’il est 
possible de prédire la salinité optimale ou a minima de connaitre l’influence du système de 
tensioactifs sur cette valeur de salinité optimale. En effet, des systèmes de tensioactifs ayant 
des SPI-Slopes plus grandes induiront une hydrophilie plus importante selon la salinité, et 
donc des valeurs de salinité optimale bien plus élevées pour une huile donnée et à une 
température fixée. 
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3.3. Mapping 2D de l’hydrophilie des tensioactifs 

3.3.1. Construction du mapping 

Les études précédentes ont permis de construire deux échelles de classification des 
tensioactifs suivant leurs hydrophilies relatives à la température et à la salinité. Dans le cas 
d’une augmentation de la température, la modification d’hydrophilie intervient suite à une 
destruction des liaisons hydrogènes pour les non-ioniques et à une augmentation de l’activité 
de l’eau pour les tensioactifs ioniques. Pour l’augmentation de la  salinité, cette modification 
est due à un écrantage des charges pour les tensioactifs ioniques et à une diminution de 
l’activité de l’eau pour les tensioactifs non-ioniques [256]. Les effets sont donc différents car 
une élévation de température diminue l’hydrophilie des tensioactifs non-ioniques mais 
augmente celle des ioniques, alors qu’une élévation de salinité diminue l’hydrophilie des 
tensioactifs ioniques et non-ioniques.  

L’impact de la salinité et de la température sur les tensioactifs sont donc indépendants mais 
tous les deux très importants dans le cadre EOR car ce sont les principales variables de 
formulation mises en jeu. Dans cette optique, avoir une représentation permettant 
rapidement de rendre compte de l’hydrophilie d’un tensioactif suivant ces deux paramètres 
est un avantage certain pour la formulation de systèmes SOW aboutissant à la formulation 
optimale. Du fait que le système de référence utilisé est le même pour les deux échelles, il 
est alors possible de représenter les tensioactifs sur un plan défini par deux axes 
représentant les deux échelles de PIT-Slope et SPI-Slope avec comme origine le point 
représentant le tensioactif de référence C10E4.  

Une telle représentation permet de rendre compte si le tensioactif possède une hydrophilie 
plus marquée suivant la salinité ou la température de par sa position sur ce plan 
d’hydrophilie. Le tableau 13 suivant ainsi que la figure 32 présentent les différents 
tensioactifs placés sur cette représentation avec leurs valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope, 
ainsi que le mapping en lui-même. 

Tableau III.13 : Valeurs de SPI-Slope (dSPI/dx) et de PIT-Slope (dPIT/dx) des tensioactifs EOR étudiés 

Tensioactif testé Structure 
dSPI/dx      
(g.L-1) 

dPIT/dx 
(°C) 

nC16-18PO4SO4Na 
 

55 210 

nC16-18PO2SO4Na 
 

104 274 

iC3C7PO4SO4Na 

 

45 300 

SDS  298 499 [224] 

nC16-18EO5OCH2COONa 

 

719 427 

nC16-18EO7OCH2COONa 

 

947 475 

nC16-18EO10OCH2COONa 

 

1281 497 

nC16-18PO3EO10OCH2COONa 
 

1120 374 
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nC16-18PO7EO5OCH2COONa 
 

444 301 

nC16-18PO7EO10OCH2COONa 
 

805 327 

nC16-18PO7EO25OCH2COONa 
 

1903 509 

C12COONa 
 

387 409 

C17:1COONa 

 

156 253 [224] 

C17:1COOK 

 

212 347 [224] 

CEPSA P-550 

 

40 409 

CEPSA P-900 

 

-184 240 

nC12SO3Na  390 516 [224] 

nC12PhSO3Na 

 
38,5 409 [224] 

n-C8NMe3Br 
 

585 54 [224] 

n-C10NMe3Br 
 

889 338 [224] 

n-C12NMe3Br 
 

725 486 [224] 

n-C14NMe3Br 
 

624 453 [224] 

n-C16NMe3Br 
 

521 426 [224] 

n-C18NMe3Br 
 

465 397 

iC13EO13 
 

918 168 

iC10EO10 
 

652 139 

i-C13EO10 
 

563 118 

iC17EO12 
 

539 122 

C12E3 
 

-207 -27 [224] 

C12E5 
 

77 6,8 [224] 

C12E6 
 

240 33 [224] 
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C12E7 
 

415 63 [224] 

C12E8 
 

570 98 [224] 

C8E5 
 

232 34 [224] 

C10E5 
 

162 22 [224] 

C14E5 
 

26,7 1,6 [224] 

 

 

Figure III.32 : Mapping 2D représentant l’hydrophilie globale des tensioactifs suivant l’influence de la température 
(PIT-Slope) et de la salinité (SPI-Slope)  

A partir de cette représentation, il est assez facile de savoir si l’hydrophilie du tensioactif est 
plus impactée par la température ou par la salinité. Par exemple le SDS et le tensioactif  
n-C16-18EO10OCH2COONa possèdent la même valeur de PIT-Slope, et ont donc ainsi la 
même hydrophilie vis-à-vis de la température. Mais ils différent sérieusement en terme de 
SPI-Slope où le n-C16-18EO10OCH2COONa est bien plus hydrophile que le SDS vis-à-vis de 
la salinité. Il en résulte que la température possède le même effet sur l’hydrophilie du n-C16-

18EO10OCH2COONa et du SDS mais une augmentation de salinité diminuera l’hydrophilie du 
SDS bien plus rapidement que pour le n-C16-18EO10OCH2COONa. En effet, la présence de 
groupement d’oxyde d’éthylène dans la structure du carboxylate le rend bien plus tolérant au 
sel que le seul groupement sulfate du SDS. Cette remarque est également valable pour 
d’autres paires de tensioactifs ayant une même PIT-slope tels que le n-C12SO3Na avec le n-
C16-18PO7EO25OCH2COONa ou à l’inverse avec la même SPI-slope en considérant le i-
C13EO13 et le n-C16-18EO7OCH2COONa.  
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Dans ce dernier cas, la différence de PIT-Slope est due à la présence de la tête ionique 
carboxylate très peu thermosensible. Les deux échelles sont donc indépendantes mais 
apportent des informations complémentaires concernant l’influence de la température et de 
la salinité sur l’hydrophilie des tensioactifs. 

 

3.3.2. Effet de la structure du tensioactif sur l’hydrophilie 

Ce mapping est également intéressant pour caractériser l’apport des fonctions chimiques sur 
l’hydrophilie. L’augmentation du nombre de carbones diminue de manière sensiblement 
équivalente l’hydrophilie suivant la température et la salinité (série des CiE5) tandis que 
l’augmentation du nombre de groupes d’oxyde d’éthylène engendre une augmentation plus 
importante de l’hydrophilie suivant la salinité par rapport à la température (série des 
carboxylates n-C16-18-EOx-OCH2COONa). L’augmentation du nombre de groupes d’oxyde de 
propylène engendre, quant à elle, une diminution plus importante de l’hydrophilie suivant la 
température par rapport à la salinité (série des n-C16-18POxEO10OCH2COONa). Dans le cas 
des CiEj purs testés, leurs positions sur le mapping sont parfaitement alignées, indiquant que 
la valeur SPI-Slope dépend fortement de la valeur de PIT-Slope. Cette hypothèse est vérifiée 
par la théorie au travers du concept du HLD comme définie ci-dessous. Cette relation fait 
intervenir le PACN qui est l’unique mesure indépendante et absolue de l’hydrophilie d’un 
tensioactif. La PIT-Slope et la SPI-Slope restent, quant à elles, des mesures relatives à un 
système de référence et qui prennent en compte et la dépendance de l’hydrophilie à la 
température et à la salinité.  

𝑂𝑛𝑎𝑑′𝑎𝑝𝑟è𝑠𝑙′é𝑞𝑢𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛2 ∶ 
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥

𝜏2→𝜏1
→   

𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2
𝜏1

 

𝑂𝑛𝑎𝑑′𝑎𝑝𝑟è𝑠𝑙′é𝑞𝑢𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛6 ∶ 
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥

𝛿2→𝛿1
→    

𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2
𝛿1

 

𝐷′𝑜ù𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2 = 𝜏1
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
= 𝛿1

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
𝑒𝑡𝑑𝑜𝑛𝑐

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
=
𝜏1
𝛿1

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
𝑝𝑜𝑢𝑟𝑙𝑒𝑠𝐶𝑖𝐸𝑗𝑝𝑢𝑟𝑠(𝐼𝐼𝐼. 9) 

Théoriquement, le calcul de cette valeur est de 9 g.L-1.°C-1 ou de 0,9 wt%.°C-1 (avec δ1 = 
0,04 L.g-1 ou 0,4 wt%-1 [90] et τ1 = 0,36 °C-1 [195]) alors qu’il est de 5,5 g.L-1.°C-1 et de 0,5 
wt%.°C-1 expérimentalement, indiquant une certaine déviation à l’idéalité même pour les 
tensioactifs purs. Dans le cas des tensioactifs polyéthoxylés commerciaux tels que le i-
C13EO13, le i-C10EO10 ou le i-C17EO12, la déviation par rapport à la théorie est encore plus 
importante du fait de la ramification imprécise de la chaine lipophile et de la polydispersité du 
nombre d’oxyde d’éthylène.  

Il existe pourtant quelques exceptions, notamment pour la série des n-CnNMe3Br qui 
présente une évolution non-linéaire avec l’augmentation du nombre de carbones. Cette 
évolution est due au fait que pour des longueurs de chaine trop basse, typiquement en 
dessous de 12 carbones, le tensioactif se comporte comme un hydrotrope en se situant 
préférentiellement au sein de la solution aqueuse et non au niveau du film interfacial. 
L’évolution linéaire de la position des tensioactifs sur le mapping s’observe à partir d’une 
longueur de chaine de 10 carbones pour la SPI-Slope et de 12 carbones pour la PIT-Slope 
[224]. Cet écart de longueur de chaine indique que l’augmentation de salinité provoque une 
migration plus importante de ce type de tensioactif vers l’interface par écrantage de la tête 
ionique ammonium contrairement la température qui induit une migration plus lente par 
déshydratation.      
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La position déterminée sur le mapping est également une mesure quantitative expérimentale 
de l’hydrophilie du tensioactif bien plus précise que les anciennes échelles de classement 
théoriques et qui peut être appliquée à la caractérisation de nouveaux tensioactifs ou au 
contrôle qualité des tensioactifs par rapport à des standards. Sur ce dernier point, la 
détermination expérimentale de la position des tensioactifs sur le mapping est précise 
comme en témoigne le dodecyl-benzène sulfonate de sodium pur et son homologue 
commercial de structure quasiment similaire, le CEPSA P-550, qui sont positionnés 
exactement sur le même point. 

Le fait qu’il est possible de prédire, par contribution de groupes, les paramètres de PIT-Slope 
et de SPI-Slope de tensioactifs en fonction de leurs structures chimiques permet d’étudier 
l’impact du changement de structure chimique sur la position du tensioactif au sein du 
mapping. En effet, il est possible de générer des structures virtuelles de tensioactifs, de les 
placer sur le mapping par prédiction des valeurs de SPI-Slope et de PIT-Slope, et de 
visualiser les changements de position de ces tensioactifs induits par les changements de 
structure. Notons que pour être représentatif, le tensioactif doit avoir au minimum 12 
carbones afin de limiter la déviation à la linéarité engendrée par les phénomènes de partage. 
La figure 33  présente l’influence de l’addition de carbones dans la chaine lipophile ainsi que 
de groupes d’oxyde de propylène sur la position des tensioactifs hybrides carboxylates. La 
figure 34 présente, quant à elle, l’influence du changement de tête ioniques sur la position 
des tensioactifs hybrides ioniques. Les structures des tensioactifs virtuels ainsi que leurs 
valeurs de PIT-Slope et SPI-Slope sont disponible en Annexe 19. 

 

Figure III.33 : Influence du changement du nombre de carbones dans la chaine lipophile et de groupes d’oxyde 
de propylène sur la position des tensioactifs hybrides carboxylates 
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Figure III.34 : Influence du changement de têtes ioniques sur la position des tensioactifs hybrides ioniques 

La figure 33 montre que l’augmentation du nombre de carbones et de groupes d’oxyde de 
propylène dans la structure des tensioactifs hybrides carboxylates induit une diminution de 
l’hydrophilie conformément à leurs contributions lipophiles sur les valeurs de PIT-Slope et de 
SPI-Slope. La diminution d’hydrophilie suivant la salinité est bien plus importante que suivant 
la température dans le cas de l’addition d’un groupe d’oxyde de propylène avec une baisse 
d’hydrophilie globale de 2 g.L-1°C-1 et à l’inverse d’un carbone dans la chaine lipophile avec 
une diminution de 0,5 g.L-1°C-1. L’ajout d’un groupe d’oxyde d’éthylène a, quant à lui, une 
action hydrophile avec une augmentation très importante suivant la salinité de 5,3 g.L-1°C-1. 
Dans le cas des tensioactifs hybrides anioniques, la figure 34 indique que le changement 
d’une tête méthyl éther carboxylate à sulfate induit une diminution de l’hydrophilie suivant la 
salinité et une augmentation de celle-ci suivant la température avec une variation de -10,2 
g.L-1°C-1. Le passage d’une tête sulfate à sulfonate entraine une légère augmentation de 
l’hydrophilie par rapport à la salinité et une forte augmentation de celle-ci vis-à-vis de la 
température avec une hausse globale de 0,4 g.L-1°C-1. Et le retour d’une tête méthyl éther 
carboxylate à la place de la tête sulfonate induit une petite augmentation de l’hydrophilie 
suivant la salinité et une forte baisse de l’hydrophilie vis-à-vis de la température avec une 
variation de -1,1 g.L-1°C-1. Enfin, le changement d’une tête anionique à cationique de type 
bromure d’ammonium induit une forte augmentation d’hydrophilie vis-à-vis de la salinité pour 
une plus faible variation en température avec -7,5 g.L-1°C-1 pour le remplacement de la tête 
sulfonate, 6,2 g.L-1°C-1 pour la tête sulfate et 2,6 g.L-1°C-1 pour la tête méthyl éther 
carboxylate. Cette prédiction de la position de nouveaux tensioactifs sur le mapping trouve 
un intérêt dans le design de nouvelles molécules amphiphiles pour des applications ciblées. 

 

3.3.3. Liaison avec les propriétés fonctionnelles des tensioactifs 

Bien que le HLB ne permette pas une mesure quantitative de l’hydrophilie des tensioactifs, 
cette échelle possède l’avantage de fournir une classification des tensioactifs qui est en 
liaison avec leurs propriétés fonctionnelles [132,133,135]. En effet, pour une valeur de HLB 
comprise entre 3,5 et 6 le tensioactif est considéré comme un bon émulsifiant E/H. De la 
même façon un tensioactif ayant un HLB compris entre 7 et 9 est un bon agent mouillant, 
entre 8 et 18 pour un bon émulsifiant H/E, entre 13 et 15 pour un détergent et entre 15 et 18 
pour un tensioactif solubilisant.  
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Comme évoqué précédemment, les valeurs de HLB semblent évoluer dans le même sens 
que pour les valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope dans le cas des tensioactifs non-ioniques, 
mais le nombre assez restreint de tensioactifs non-ioniques testés ne permet pas de statuer 
sur cette hypothèse. Guo et al. ont calculé des valeurs de HLB en optimisant la méthode de 
Davies et les ont comparé aux valeurs de HLB expérimentales de 224 tensioactifs non-
ioniques [257].  

Les valeurs de HLB expérimentales des tensioactifs non-ioniques ont été reprises de cette 
étude et mises en relation avec leurs valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope prédites comme 
indiqué par la figure 35. Les données de prédictions ainsi que les structures des tensioactifs 
non-ioniques considérés sont disponibles en Annexe 20. 

  

Figure III.35 : Evolution du HLB expérimental avec la PIT-Slope prédite (gauche) et la SPI-Slope prédite (droite) 
pour les tensioactifs non-ioniques alkyl éthoxylés et alkyl phényl éthoxylés 

Comme indiqué par cette figure, on remarque que les valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope 
prédites souffrent d’une forte déviation par rapport au HLB expérimental pour les hautes 
valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope. Cette déviation est due à la non-conformité du modèle 
linéaire de prédiction avec l’hydrophilie réelle des tensioactifs. En effet, le modèle prédictif 
par contribution de groupes est adapté sur une gamme de valeur de PIT-Slope et de SPI-
Slope raisonnable. Pour les composés les plus hydrophiles, typiquement avec des valeurs 
de PIT-Slope supérieures à 400°C ou des SPI-Slope supérieures à 2000 g.L-1 NaCl, le 
modèle n’est plus adapté car il prévoit une augmentation constante de l’hydrophilie avec le 
nombre de groupes d’oxyde d’éthylène ajoutés. Cette évolution se conçoit constante pour 
des tensioactifs pourvus de faible nombre de groupes d’oxyde d’éthylène pour lesquels 
l’ajout d’un nouveau groupe augmente fortement l’hydrophilie. Cette évolution devient en 
revanche fortement atténuée pour les tensioactifs ayant déjà un caractère hydrophile 
marqué, et pour lesquels l’ajout d’un groupe d’oxyde d’éthylène ne réhausse plus tellement 
l’hydrophilie. En d’autres termes, le gain d’hydrophilie important provoqué par l’ajout d’un 
groupement d’oxyde d’éthylène sur le C12EO2 n’est pas le même que celui provoqué par ce 
même ajout sur le C12EO40 qui sera, quant à lui, bien plus limité. 

Néanmoins, pour des valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope pas trop élevées, il est possible 
d’avoir une assez bonne prédiction pour positionner ces différents tensioactifs non-ioniques 
sur le mapping à l’aide de la prédiction par contribution de groupes comme montré par la 
figure 36.  
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Cette figure inclut également des points expérimentaux correspondant aux CiEj purs étudiés 
précédemment avec des valeurs calculées de HLB selon les méthodes de Griffin et Davies 
disponibles dans le tableau 14. La position globale de ces tensioactifs parait cohérente avec 
les valeurs de HLB au sens où les tensioactifs ayant les valeurs de PIT-Slope et de SPI-
Slope les plus élevées ont également les valeurs de HLB les plus importantes et 
inversement. Cependant, le HLB calculé selon la méthode de Davies n’est pas représentatif 
des plages de HLB dans lesquels devraient se situer ces tensioactifs. Sur ce point, la 
détermination du HLB selon la méthode de Griffin semble bien plus appropriée à ce type de 
tensioactif comme l’illustre les valeurs expérimentales des CiEj du tableau 14. Cette 
représentation indique que la correspondance entre le classement par le HLB et les 
propriétés fonctionnelles des tensioactifs peut être reprise pour être appliquée aux 
caractérisations par PIT-Slope et par SPI-Slope qui se revendiquent plus précises et en 
meilleure adéquation avec le tensioactif dans son environnement. Cette correspondance 
applicable aux tensioactifs non-ioniques éthoxylés est reprise par le tableau 15. 

 

Figure III.36 : Positions prédites sur le mapping des tensioactifs non-ioniques alkyl éthoxylés et alkyl phényl 
éthoxylés avec une mise en relation de leurs valeurs de HLB expérimentales 

Tableau III.14 : Valeurs de PIT-Slope, de SPI-Slope et de HLB prédites selon Davies et Griffin pour différents 
tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés 

Tensioactif dPIT/dx (°C) dSPI/dx (g.L-1) HLB Griffin HLB Davies 

C12E8 98 570 13,1 5,8 
C12E7 63 415 12,5 5,5 
C12E5 6,8 77,1 10,8 4,9 
C10E5 22 162 11,6 5,8 
C8E5 34 232 12,6 6,8 
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Tableau III.15 : Propriétés fonctionnelles des tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés suivant leurs valeurs de PIT-
Slope et de SPI-Slope  

Plage de HLB Plage de PIT-Slope (°C) Plage de SPI-Slope (g.L-1) Applications 

3,5 – 6 -90 à -60 -400 à -100 Emulsifiant E/H 
7 – 9 -60 à 0 -100 à 100 Agent mouillant 
8 – 18 -40 à 400 0 à 2000 Emulsifiant H/E 

13 – 15 0 à 140 100 à 900 Détergent 
15 – 18 140 à 400 900 à 2000 Solubilisant 

Si la correspondance entre les propriétés fonctionnelles et la position sur le mapping 
fonctionnent dans le cas des tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés, cette association est 
bien plus complexe pour les tensioactifs ioniques. En effet, les valeurs de HLB des 
tensioactifs ioniques ne sont pas cohérentes avec les mesures de PIT-Slope et de SPI-Slope 
réalisées comme indiqué par les figures 13 et 27. Il en résulte que la position des tensioactifs 
ioniques sur le mapping n’adopte pas une évolution cohérente avec leurs valeurs de HLB. 
Dans l’optique de corréler ces valeurs de HLB avec la position des tensioactifs sur le 
mapping, il est nécessaire de considérer les tensioactifs ioniques de même nature et surtout 
de tête ionique similaire car c’est elles qui amènent la contribution la plus importante à la 
valeur du HLB. Une telle correspondance ne peut donc pas être réalisée pour discriminer 
des tensioactifs ioniques de différentes natures suivant leurs propriétés fonctionnelles, ce qui 
limitent en partie son intérêt pratique. De façon générale, cette correspondance entre les 
propriétés fonctionnelles et les valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope est aussi discutable 
dans le sens où la classification suivant l’échelle du HLB, établie dans les années 50, n’est 
plus tellement en adéquation avec les tensioactifs actuels. 

 

Conclusion 

La caractérisation de l’hydrophilie des tensioactifs utilisés pour l’EOR suivant l’influence de la 
température a été réalisée par la méthode de la PIT-Slope [195,223,224]. Cette méthode 
permet une classification des différents tensioactifs ioniques et non-ioniques suivant 
l’influence plus ou moins grande que possède la température sur leurs hydrophilies par 
rapport à celle du C10E4. La mesure de PIT-Slope est également un descripteur important du 
système de tensioactifs et peut indiquer les variations de température nécessaire pour 
atteindre la formulation optimale à salinité fixée pour des systèmes SOW pétroliers 
complexes. 

Pourtant, son utilisation reste limitée car elle ne décrit pas l’influence de la salinité qui reste 
la principale variable d’ajustement de l’affinité du système de tensioactifs dans le cadre EOR. 
Dans l’optique de décrire l’influence de cette variable, une nouvelle méthode de 
caractérisation analogue à la PIT-Slope, mais présentant une variation continue de salinité à 
la place de la température, a été mise en place. Cette nouvelle caractérisation, nommée SPI-
Slope, permet de classer n’importe quel type de tensioactif suivant l’influence que la salinité 
possède sur son hydrophilie par rapport à celle du C10E4. Ainsi, des tensioactifs avec des 
valeurs de SPI-Slope positives ont besoin d’une salinité plus élevée que celle du C10E4 pour 
changer leur affinité, inverser l’émulsion de référence et atteindre la formulation optimale.  

De la même façon que pour la PIT-Slope, la SPI-Slope permet de caractériser l’influence des 
différents groupements chimiques des tensioactifs sur cette hydrophilie relative à la salinité, 
avec des valeurs qui évoluent linéairement suivant le nombre de groupes d’oxyde d’éthylène, 
de propylène ou de carbones dans la chaine lipophile.  
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Cette influence linéaire, due à une action de la salinité similaire vis-à-vis des tensioactifs 
ioniques comme non-ioniques, a permis de construire une contribution de groupes 
permettant de prédire la valeur de SPI-Slope d’un tensioactif à partir de sa structure. Cette 
contribution est en adéquation avec les précédentes études disponibles dans la littérature et 
permet le design de nouveaux tensioactifs pour des applications EOR ciblées. Sur ce dernier 
point, la SPI-Slope se révèle être un descripteur de choix pour indiquer les variations de 
salinité optimale lors du changement du mélange de tensioactifs car une augmentation de 
SPI-Slope induit a fortiori une augmentation de la salinité optimale et inversement. 

Enfin, l’utilisation conjointe de ce nouveau paramètre avec celui de la PIT-Slope a permis de 
construire le premier mapping 2D caractérisant l’influence que possède la température et la 
salinité sur l’hydrophilie des tensioactifs. Grace à cette nouvelle représentation, il devient 
assez facile de savoir, à partir de la position du tensioactif sur le mapping, si son hydrophilie 
est plus facilement influencée par la température ou la salinité. Ce mapping est donc un outil 
fortement intéressant pour le design de nouveaux tensioactifs présentant une hydrophilie 
relative plus ou moins élevée suivant la variable de formulation (température ou la salinité) 
en fonction de l’application choisie, au même titre qu’effectuer des contrôles qualités sur des 
tensioactifs industriels en vue de discriminer clairement leurs hydrophilies ou de les 
comparer avec des standards purs. 
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IV. Caractérisation des huiles pétrolières et 
des tensioactifs endogènes 
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Introduction 

Dans ce chapitre, l’inversion de phase dynamique est mise à profit pour caractériser les 
huiles pétrolières et leurs tensioactifs endogènes. Comme montré dans les chapitres 
précédents, l’inversion de phase permet de déterminer rapidement les conditions d’obtention 
de la formulation optimale dans le cas des systèmes modèles et pétroliers. Elle permet aussi 
une description précise de l’hydrophilie des tensioactifs synthétiques utilisés pour l’EOR. La 
pertinence de cette méthode pour la caractérisation des huiles pétrolières et de leurs 
tensioactifs endogènes est donc évaluée dans ce chapitre. Dans un premier temps, la 
détermination des EACN des huiles a été réalisée par inversion de phase dynamique. Dans 
un second temps, la méthode de la PIT-Slope décrite au chapitre précédant a été adaptée 
pour la caractérisation de l’hydrophilie des tensioactifs endogènes du brut (acides 
naphténiques et asphaltènes). D’un point de vue analytique, la RMN et l’analyse élémentaire 
ont été utilisées pour discuter les différences de structure des asphaltènes séparés. Nous 
avons également proposé une méthode d’extraction du « matériau interfacial » des bruts via 
la formation de systèmes de type Winsor III et nous l’avons comparé au matériau extrait par 
la méthode dite de la « Wet-Silica ». Finalement, une part importante de ce chapitre est 
consacrée à la spectrométrie de masse haute résolution et à ses apports à la caractérisation 
des huiles pétrolières.  

 

4.1. Application du concept de l’EACN aux huiles pétrolières 

4.1.1. Détermination de l’EACN par PIT avec le tensioactif non-ionique C10E4 

Pour décrire une huile pétrolière, des mesures de densité, de viscosité ou de fraction SARA 
(tableau I.3) sont classiquement effectuées mais elles ne permettent pas de rendre compte 
des propriétés d’interface. Celles-ci peuvent être évaluées à travers de l’EACN. L’EACN 
(Equivalent Alkane Carbon Number) d’une huile représente le nombre de carbones de 
l’alcane linéaire qui présente un minimum de tension interfaciale (formulation optimale) dans 
les mêmes conditions que l’huile d’intérêt pour un système de tensioactifs donné. Son 
utilisation dans le domaine pétrolier semble d’autant plus naturelle que l’EACN a été 
initialement introduit pour mimer les huiles pétrolières par des mélanges de n-alcanes [38].  

L’EACN d’un alcane linéaire est par définition son nombre de carbones. Dans le cas des 
huiles non linéaires (cycliques, ramifiées, aromatiques), l’EACN dépend de la structure 
moléculaire. Globalement, l’EACN augmente avec le nombre de carbones, diminue avec la 
cyclisation et la présence de doubles liaisons, et diminue fortement avec l’aromaticité. Pour 
les huiles fortement aromatiques avec un faible nombre de carbone, on détermine même des 
EACN négatifs comme par exemple pour le para-xylène (tableau 1). Un EACN négatif 
signifie que l’huile considérée n’est descriptible par aucun alcane linéaire équivalent, c'est-à-
dire qu’on ne pourra pas retrouver la formulation optimale de cette huile avec un alcane 
linéaire pour le même système de tensioactifs utilisé. L’EACN est l’un des paramètres de 
l’équation du HLD [90], d’où son intérêt pour les applications EOR. Il est également possible 
de prédire l’EACN d’une huile pure au travers de méthodes de modélisation moléculaire telle 
que COSMO-RS [258], ou plus récemment par des algorithmes d’apprentissage 
automatiques [259]. 
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Tableau IV.1 : Valeurs d’EACN pour différentes huiles non linéaires 

Huile Structure EACN Référence 

décaline 
 

5,3 [258] 

butylbenzène 
 

0,4 [258] 

p-xylène 
 

-2,3 [258] 

En pratique, l’EACN d’une huile peut être déterminé en traçant son diagramme « de Fish » 
avec un tensioactif non-ionique défini. La valeur de température optimale T* est en effet 
corrélée linéairement avec l’EACN, ce qui permet, à travers un étalonnage avec les n-
alcanes, d’obtenir l’EACN de n’importe quelle huile connaissant son T* avec le même 
tensioactif [168].  

Dans les chapitres précédents, nous avons montré la très bonne concordance entre les 
conditions optimales déterminées en statique et en dynamique. Il apparait donc possible de 
déterminer l’EACN d’une huile par inversion de phase dynamique. Dans le chapitre 2, nous 
avons déjà montré que la PIT des n-alcanes avec un système de tensioactifs donné est 
linéairement corrélée avec leur ACN (détermination par mesure de viscosité, figure II.30). 
Cette relation reste valable lorsque la conductivité est utilisée comme moyen de détection de 
l’inversion de phase (figure 1). 

 

Figure IV.1 : Corrélation linéaire entre la PIT mesurée par conductivité et l’ACN des n-alcanes pour les systèmes 
3 wt% C10E4/n-alcanes/10-2M NaCl 

En utilisant le même système de tensioactifs, il est possible de déterminer l’EACN d’une 
huile inconnue en utilisant la droite d’étalonnage établie avec les n-alcanes. La figure 2 
présente les mesures de PIT dynamique réalisées en conductivité et viscosité avec les bruts 
étudiés et le tensioactif non-ionique C10E4. Le tableau 2 indique les valeurs d’EACN 
déterminées pour ces bruts suivant les deux modes de détection. 
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Figure IV.2 : Mesures de PIT dynamique détectées par conductivité (gauche) et viscosité (droite) pour les 
différents systèmes 3wt% C10E4/Huile pétrolière/10-2M NaCl. Dans le cas du condensat AS le profil de 

conductivité lors du chauffage (courbe pleine) ne correspond pas à celle obtenue lors du refroidissement (courbe 
pointillée). La valeur de PIT est déduite de la courbe de refroidissement pour laquelle on observe une 

microémulsion WIII à l’équilibre à l’inversion 

Tableau IV.2 : Valeurs d’EACN des bruts pétroliers déterminées en conductivité et viscosité 

Huile pétrolière EACN en conductivité EACN en viscosité 

CM 9,2 9,3 

GR 8,2 8,1 

UM 7,0 7,6 

AK 6,2 6,7 

AS 8 8,6 

On remarque des déviations entre les EACN déterminés en conductivité et en viscosité. 
Elles sont faibles pour certaines huiles pétrolières (CM et GR) mais significatives pour 
d’autres (UM et AS). Cela est dû en grande partie au fait que les mesures en conductivité 
sont plus précises que celles réalisées en viscosité car il est possible de faire plusieurs 
cycles de chauffage/refroidissement. Dans le cas de la mesure en viscosité, le signal ne peut 
être enregistré que lors du premier chauffage, du fait de la démixtion de l’émulsion E/H à 
haute température et des pertes par évaporation. On remarque également que pour 
certaines huiles pétrolières, les profils d’inversion de phase sont « accidentés » comparés à 
celui obtenu avec le n-octane (figure II.1), signe que le tensioactif C10E4 utilisé n’est pas 
adapté pour ces pétroles. La largeur plus importante du plateau de viscosité minimale pour 
les bruts par rapport aux n-alcanes (figure II.30) est également le signe d’une tension 
interfaciale plus élevée et donc d’un tensioactif moins efficace.  

Néanmoins, les valeurs des EACN déterminées pour les pétroles varient entre 6,2 et 9,2 qui 
sont des valeurs cohérentes avec les données disponibles dans la littérature [38]. Dans la 
suite de ce chapitre, la mesure de l’EACN par conductivité sera préférée car elle reste plus 
précise pour la détection de l’inversion de phase. 
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4.1.2. Limites des valeurs d’EACN déterminées par PIT 

Comme indiqué précédemment, l’EACN est un paramètre de l’équation du HLD servant à 
caractériser l’influence de l’huile. D’après cette équation, deux huiles de même EACN 
utilisées avec le même système de tensioactifs et dans les mêmes conditions de salinité 
doivent avoir la même température optimale.  

Les figures 3 à 5 présentent les mesures de PIT de systèmes pétroliers basés sur le 
mélange de tensioactifs [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] avec ou sans ajout de Na2CO3. Sur 
ces mêmes figures, les mesures de PIT effectuées en remplaçant l’huile pétrolière par un 
mélange d’alcanes de même EACN sont superposées. Ces exemples montrent clairement 
que les inversions ne se produisent pas à la même température, hormis pour un système 
particulier [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/brut CM/130 g.L-1 NaCl avec ajout de Na2CO3.  

Pour ce système avec le brut CM, l’ajout de carbonate de sodium est nécessaire à la 
formation d’une microémulsion WIII comme l’indique la forme très accidentée du profil 
d’inversion de la figure 3 et les données de la figure II.15. Cet ajout entraine une 
neutralisation des acides naphténiques du brut qui apportent leurs contributions à l’interface. 
Cette contribution est de nature hydrophile (augmentation de la PIT de 35°C à 40°C environ), 
ce qui est en accord avec leurs propriétés interfaciales décrites dans la littérature [260]. 
Dans le cas des bruts GR et UM, l’ajout de Na2CO3 contribue à l’augmentation de la salinité 
de la phase aqueuse, ce qui entraîne une diminution de la PIT, que ce soit pour les 
systèmes pétroliers ou les mélanges d’alcanes de même EACN. Les valeurs de TAN sont 
plus faibles pour les bruts GR et UM (respectivement 0,3 et 0,1 mg KOH/g Brut) par rapport 
au brut CM (2,0 mg KOH/g Brut), ce qui explique le moindre impact de l’ajout de base sur les 
propriétés interfaciales. Il faut cependant noter que pour ces deux bruts, la différence de PIT 
entre les systèmes pétroliers et les alcanes de même EACN est moins importante sans ajout 
de Na2CO3 (4°C environ) qu’en présence de base (7°C environ).  

 

Figure IV.3 : Mesure de PIT dynamique du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] avec le brut CM et un 
mélange d’alcanes de même EACN (EACN = 9,2) à 130 g.L-1 NaCl avec ou sans ajout de Na2CO3  
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Figure IV.4 : Mesure de PIT dynamique du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] avec le brut GR et un 
mélange d’alcanes de même EACN (EACN = 8,2) à 90 g.L-1 NaCl avec ou sans ajout de Na2CO3 

  

Figure IV.5 : Mesure de PIT dynamique du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13] avec le brut UM et le n-
heptane de même EACN (EACN = 7) à 90 g.L-1 NaCl avec ou sans ajout de Na2CO3  

Ces écarts de PIT entre les systèmes à base d’huile pétrolière ou du mélange d’alcanes de 
même EACN peut s’expliquer de deux façons. La première est que la mesure d’EACN a été 
réalisée avec une salinité très faible (10-2M NaCl) alors que dans les mesures de PIT 
dynamique, les salinités sont beaucoup plus élevées (90 à 130 g.L-1 NaCl), ce qui contribue 
à modifier les propriétés d’interface. La deuxième est que le système de tensioactif utilisé 
pour la détermination des EACN (tensioactif non-ionique pur) est sensiblement différent de 
celui utilisé pour les PIT dynamiques (mélange ionique/non-ionique commerciaux). Dans le 
but de déterminer des descripteurs pertinents des propriétés d’interface des bruts pétroliers, 
il est nécessaire de prendre en compte l’influence de la température en présence d’un 
tensioactif non-ionique, mais également de la salinité et de la présence de tensioactifs 
ioniques. C’est pourquoi, des déterminations d’EACN par variation de salinité et en présence 
de différents types de tensioactifs sont présentées dans ce qui suit. 
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4.1.3. Détermination d’EACN par SPI avec le tensioactif non-ionique C10E4 

La prise en compte de la salinité peut être effectuée en déterminant des EACN par SPI 
dynamique. On utilise le même tensioactif non-ionique C10E4, dont la concentration est 
maintenue constante, et la salinité au sein de l’échantillon est augmentée par ajout d’une 
solution aqueuse de salinité élevée. La température est fixée à 15°C pour assurer le 
balayage sur une gamme d’EACN suffisante. La figure 6 présente l’évolution du profil de 
conductivité des systèmes 3wt% C10E4/n-alcanes/NaClaq. 

 

Figure IV.6 : Variation de la SPI des systèmes 3wt% C10E4/n-alcanes/NaCl à 15°C (gauche) et corrélation entre la 
SPI et l’ACN des n-alcanes pour ces mêmes systèmes (droite) 

Tout comme dans le cas de la détermination d’EACN par PIT, la SPI évolue linéairement 
avec le nombre de carbones de l’alcane. Ainsi, il est possible de déterminer l’EACN d’une 
huile inconnue par corrélation avec la SPI des n-alcanes. La figure 7 présente les mesures 
de SPI dynamique détectées par conductimétrie avec les bruts étudiés et des huiles 
modèles.  

On peut remarquer que la forme des profils dans le cas des bruts pétroliers est fortement 
accidentée, indiquant que le tensioactif C10E4 n’est pas indiqué pour obtenir une 
microémulsion WIII avec ces huiles. Néanmoins, l’évolution du signal de conductivité permet 
d’identifier une valeur de SPI pour ces bruts. Dans la série des huiles-modèles, le 1-chloro-
dodecane ne présentent pas d’inversion. Ceci est dû à la forte polarité de cette huile qui est 
un bon solvant du C10E4. Le tensioactif n’est plus disponible à l’interface et ne permet donc 
pas de stabiliser l’émulsion. Une valeur de salinité considérée comme « optimale » peut être 
néanmoins déterminée à la salinité de non-inversion (minimum de la courbe à environ 3wt% 
NaCl). Dans le cas du 1-decène et des huiles dérivées du benzène, les inversions sont 
nettes et fluides et permettent une détermination précise de la SPI. Le fait que les inversions 
du dodécylbenzène et du tetradécylbenzène soient quasiment confondues indique que 
l’augmentation de la chaine carbonée liée au cycle aromatique au-delà de 12 carbones 
n’influe plus sur les propriétés interfaciales de l’huile. La décaline induit une inversion en 
salinité à quasiment 0wt% NaCl, à la limite basse de la détection de l’EACN selon la 
méthode employée.  
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Figure IV.7 : Variation de la SPI des systèmes 3wt% C10E4/Huile/NaClaq à 15°C pour les bruts étudiés (gauche) et 
pour des huiles modèles (droite) 

Comme le tensioactif utilisé pour la détermination de l’EACN en salinité et en température 
est le même, il est possible de comparer les propriétés interfaciales de chaque huile suivant 
une variation de salinité ou de température. La figure 8 présente une comparaison de 
l’EACN déterminé suivant une variation continue de température (EACNT) et de salinité 
(EACNS;NI) avec le même tensioactif non-ionique C10E4. Pour les huiles modèles, l’EACN est 
comparable entre les deux méthodes de détermination par température ou par salinité 
(proximité de la diagonale des n-alcanes).  

 

Figure IV.8 : Comparaison entre l’EACN des huiles déterminé par variation continue de la salinité (EACNS;NI) et 
de la température (EACNT) avec le tensioactif non-ionique pur C10E4 
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Dans le cas des bruts pétroliers, qui sont des mélanges de milliers de molécules différentes, 

les phénomènes de partition deviennent très importants. Les résultats montrent que l’EACN 

déterminé par variation de température est supérieur à celui obtenu par variation de salinité. 

Ceci traduit que le film interfacial est occupé par des espèces tensioactives plus hydrophiles 

lors de la variation de température, ce qui est à mettre en relation avec une solubilisation du 

C10E4 dans l’huile plus importante (figure 9). Ce phénomène peut s’expliquer par une 

dissociation plus importante des espèces grâce à l’énergie thermique, favorisant la migration 

des espèces les plus hydrophiles vers l’interface remplaçant le C10E4 soluble dans l’huile, et 

amenant naturellement le système à des PIT plus élevées, alors que l’augmentation de la 

salinité en phase aqueuse empêche leur pénétration par des phénomènes d’écrantage et de 

répulsion électronique (figure 9). Les déviations les plus importantes sont obtenues pour les 

bruts CM et GR, ce qui concorde avec leurs proportions de résines plus importantes que les 

autres bruts (tableau I.3). En revanche, les EACN obtenus par PIT et par SPI pour l’huile AS, 

qui contient seulement des molécules saturées et aromatiques et peu de résines, sont très 

proches. 

 

Figure IV.9 : Schéma des intéractions moléculaires entre le brut et l’interface favorisant la migration des espèces 
polaires lors d’une augmentation de température par rapport à une augmentation de salinité avec le tensioactif 

non-ionique C10E4  

4.1.4. Détermination d’EACN par SPI avec le tensioactif ionique i-
C3C7PO4SO4Na 

Nous avons également déterminé des EACN par SPI avec un tensioactif ionique. Pour 
conserver les mêmes conditions opératoires, le tensioactif i-C3C7PO4SO4Na est préféré car il 
possède une SPI-Slope très proche du C10E4 (tableau III.13), indiquant que les variations de 
salinité pour atteindre l’inversion seront comparables. La figure 10 présente l’évolution du 
profil de conductivité des systèmes 2wt% i-C3C7PO4SO4Na/n-alcanes/NaClaq. 
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Figure IV.10 : Variation de la SPI des systèmes 2wt% i-C3C7PO4SO4Na/n-alcanes/NaClaq à 15°C (gauche) et 
corrélation entre la SPI et l’ACN des n-alcanes pour ces mêmes systèmes (droite)  

On observe encore que la SPI déterminée avec le i-C3C7PO4SO4Na évolue linéairement 
avec le nombre de carbones de l’alcane, alors que dans la théorie du HLD, c’est le 
logarithme de la salinité optimale qui est corrélé linéairement avec l’ACN pour les tensioactifs 
ioniques. Par soucis de simplification, on conserve cette corrélation de la figure 10 pour 
l’estimation de l’EACN. On peut ainsi déterminer un EACN pour une huile inconnue par 
corrélation avec la SPI des n-alcanes. La figure 11 présente les mesures de SPI dynamique 
réalisées en utilisant ce tensioactif ionique avec les bruts étudiés et des huiles modèles. 

 

Figure IV.11 : Variation de la SPI des systèmes 2wt% i-C3C7PO4SO4Na/Huile/NaClaq à 15°C pour les bruts 
étudiés (gauche) et pour des huiles modèles (droite) 

A l’exception du brut CM, les inversions de phase des huiles pétrolières sont plus régulières 
que celles observées avec le C10E4, que ce soit en température ou en salinité. On peut donc 
supposer une plus grande affinité de ce tensioactif ionique pour l’interface. Il est très peu 
soluble dans la phase huile, contrairement au C10E4, et semble plus adapté pour stabiliser 
les émulsions.  
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Pour le brut CM, les fortes fluctuations de conductivité indiquent des changements rapides 
de morphologie d’émulsion avec la salinité, traduisant que le tensioactif ionique ne permet 
pas d’obtenir une microémulsion WIII avec cette huile pétrolière. Pour les huiles modèles, les 
inversions obtenues sont fluides et nettes comme pour la mesure en salinité avec C10E4. Là 
encore, les salinités d’inversion du dodécylbenzène et du tetradécylbenzène sont 
confondues indiquant que l’augmentation de la chaine carbonée liée au cycle aromatique au-
delà de 12 carbones n’influe plus sur les propriétés interfaciales de l’huile. La figure 12 et le 
tableau 3 présentent une comparaison de l’EACN des huiles pétrolières et modèles 
déterminées suivant une variation continue de salinité avec le tensioactif ionique i-
C3C7PO4SO4Na (EACNS;I) et le tensioactif non-ionique C10E4 (EACNS;NI). 

 

Figure IV.12 : Comparaison entre l’EACN des huiles déterminé par variation continue de la salinité avec le 
tensioactif ionique i-C3C7PO4SO4Na (EACNS;I) et le tensioactif non-ionique pur C10E4 (EACNS;NI) 

Tableau IV.3 : Valeurs de l’EACN des huiles déterminé par variation continue de la salinité avec le tensioactif 
ionique i-C3C7PO4SO4Na (EACNS;I) et le tensioactif non-ionique pur C10E4 (EACNS;NI) ainsi que ceux déterminés 

par variation continue de la température avec C10E4 (EACNT)  

Type d'huile Nom EACNT EACNS;NI EACNS;I 

Brut 

CM 9,2 8,3 11,6 

GR 8,2 6,6 8,5 

UM 7,0 6,6 8,3 

AK 6,2 6,2 7,5 

Condensat AS 8,0 8,2 8,7 

Aromatiques 

Decylbenzene 5,2 6,1 8,6 

Dodecylbenzene 8,0 8,5 10,6 

Tetradecylbenzene 9,1 8,8 10,6 

Alcènes 1-Decene 5,8 6,0 6,7 

Saturés Decaline 4,2 4,0 5,6 

Chlorés 1-Chloro-dodecane 5,3 5,8 8,1 



Caractérisation des huiles pétrolières et des tensioactifs endogènes 

 

148 

 

Le passage d’un tensioactif non-ionique à un tensioactif ionique augmente assez nettement 
l’EACN de l’huile déterminé par SPI dynamique, que ce soit pour les huiles modèles ou pour 
les huiles pétrolières. Dans le cas des bruts, ceci peut s’expliquer par une moins bonne 
accessibilité de l’interface pour les molécules hydrophiles du brut, par des phénomènes 
d’écrantage et de répulsion électronique des têtes ioniques sulfates du tensioactif. L’aire 
d’adsorption est aussi beaucoup plus importante pour le tensioactif ionique que pour le 
tensioactif non-ionique, ce qui entraîne une gêne stérique à la pénétration des molécules 
hydrophiles du brut. Les quatre groupes propoxylés du tensioactif ionique contribuent à 
augmenter l’aire occupée à l’interface du fait de l’hydratation partielle de ces groupements 
[150]. La chaîne hydrophobe de type Guerbet augmente aussi l’aire occupée à l’interface par 
ce tensioactif. Dans le cas des huiles modèles, la solubilisation partielle du C10E4 dans l’huile 
permettait une meilleure pénétration de celle-ci dans le film interfacial, la faisant apparaître 
plus polaire. Cette pénétration est empêchée dans le cas du tensioactif ionique pour les 
raisons de gêne stérique déjà évoquées (figure 13). 

 

Figure IV.13 : Schéma des intéractions moléculaires entre le brut et l’interface favorisant la migration des espèces 
polaires avec le tensioactif non-ionique C10E4 par rapport au tensioactif ionique i-C3C7PO4SO4Na lors d’une 

variation continue de salinité  

Ce résultat montre que l’EACN de l’huile est fortement dépendant du type de tensioactif 
utilisé, bien plus que du choix de la variable de formulation (salinité ou température). Les 
EACN déterminés conservent cependant le même classement avec les trois méthodes de 
détermination pour les huiles pétrolières et modèles étudiées (Tableau 3), ce qui indique tout 
de même que la méthode employée permet une bonne caractérisation des propriétés 
interfaciales des huiles. Dans le but de définir une valeur d’EACN représentative pour les 
applications EOR, prenant en compte l’influence de la variable de formulation et du système 
de tensioactifs utilisé, la combinaison linéaire des EACN ionique et non-ionique de l’huile 
suivant la concentration de chaque type de tensioactif dans le mélange peut être une 
réponse possible. Cette estimation de l’EACN sera traitée plus en détail dans le chapitre 5. 



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

149 

 

4.2. Caractérisation des tensioactifs endogènes par la méthode de 
la PIT-Slope 

Les acides naphténiques et les asphaltènes sont généralement considérés comme les deux 
familles chimiques des bruts qui ont une activité interfaciale. Ils sont à l’origine de nombreux 
problèmes de l’industrie pétrolière comme la formation d’émulsions stables dans les unités 
de séparation sur plateforme ou de dessalage en entrée de raffinerie. Ils modifient aussi les 
conditions d’obtention et la solubilisation de l’huile à la formulation optimale [56]. Comme 
pour les tensioactifs EOR, il est tentant de décrire leurs hydrophilies par la méthode de la 
PIT-Slope (voir chapitre 3). Néanmoins il convient d’adapter la méthode au pétrole car 
certaines espèces endogènes du brut, en particulier les asphaltènes, ne sont pas solubles 
dans l’octane. La méthode a donc été modifiée en remplaçant l’octane par la décaline dans 
le système de référence. La décaline présente l’avantage de solubiliser entièrement le 
pétrole et d’avoir une volatilité plus faible que d’autres solvants typiques du brut (toluène, 
cyclohexane) [261]. 

 

4.2.1. Caractérisation des acides naphténiques naturels des bruts CM et GR 

La caractérisation des acides naphténiques naturels a été effectuée sur les huiles pétrolières 
CM et GR suivant la méthode de la PIT-Slope. Pour ce faire, une solution concentrée 
d’hydroxyde de potassium KOH est progressivement ajoutée au système 3wt% 
C10E4/brut/décaline/10-2M NaCl. Sous l’action de la base forte, les acides naphténiques sont 
neutralisés en naphténates possédant une action à l’interface quantifiable par PIT-Slope. En 
mélangeant l’huile pétrolière et la décaline en différentes proportions, on peut travailler à 
différentes concentrations en acides naphténiques en phase huile. L’huile diluée présente en 
plus l’avantage de former des systèmes microémulsion WIII avec le tensioactif de référence 
C10E4 et d’obtenir des courbes d’inversion de phase nettes. Au-delà d’une concentration en 
brut pétrolier de 50 wt% en phase huile pour le brut CM, et de 70 wt% pour l’huile GR, le 
tensioactif utilisé ne permet plus d’obtenir une inversion de phase nette et engendre des 
fluctuations dans le profil d’inversion (figure 14). 

 

Figure IV.14 : Evolution du profil d’inversion de phase en température des systèmes 3wt% C10E4/brut/décaline/10-

2M NaCl suivant la concentration en brut en phase huileuse dans le cas des bruts pétroliers CM (gauche) et GR 
(droite) 
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Pour quantifier la proportion d’acides naphténiques neutralisés en naphténates, on peut 
calculer la fraction équivalente en hydroxyde de potassium à ajouter pour neutraliser tous les 
acides naphténiques en considérant la mesure du TAN (tableau I.3) : 

𝑛𝐾𝑂𝐻 =
𝑚𝐾𝑂𝐻
𝑀𝐾𝑂𝐻

= 𝑛𝑎𝑐𝑖𝑑𝑒𝑠 =
𝑇𝐴𝑁.𝑚𝑏𝑟𝑢𝑡
1000.𝑀𝐾𝑂𝐻

(𝐼𝑉. 1) 

𝐸𝑞𝐾𝑂𝐻 =
𝑛𝐾𝑂𝐻𝑎𝑗𝑜𝑢𝑡é

𝑛𝑎𝑐𝑖𝑑𝑒
=
1000.𝑚𝐾𝑂𝐻𝑎𝑗𝑜𝑢𝑡é

𝑇𝐴𝑁.𝑚𝑏𝑟𝑢𝑡
(𝐼𝑉. 2) 

Avec nKOH, mKOH et MKOH respectivement le nombre de moles, la masse et la masse molaire 
de l’hydroxyde de potassium. nacides correspond au nombre de moles de monoacides 
naphténiques et mbrut la masse d’huile pétrolière ajoutée en phase huileuse. La figure 15 
montre les profils de conductivité dans le cas des deux bruts suite à l’ajout de différentes 
quantités d’hydroxyde de potassium. 

 

Figure IV.15 : Influence de l’ajout de KOH aqueux au système 3wt% C10E4/brut/décaline/10-2M NaCl pour le 
mélange [80wt% GR + 20wt% décaline] (gauche) et [25wt% CM + 75wt% décaline] (droite) 

Comme décrit par cette figure, les naphténates formés sont hydrophiles, vu le déplacement 
de la PIT vers de plus hautes températures. Dans le cas des bruts CM et GR, la stabilisation 
de la PIT intervient après 1,2 EqKOH ajouté, ce qui réfute l’hypothèse d’une stricte mono-
acidité des acides naphténiques. En revanche, cette stabilisation de la PIT était attendue 
puisqu’après le point équivalent, plus aucun naphténate actif à l’interface E/H n’est formé. 
Pour chaque ajout d’hydroxyde de potassium, il est possible de calculer la fraction molaire 
de naphténates formés par rapport au total d’espèces à l’interface suivant la relation 
suivante. 

𝑥𝑛𝑎𝑝ℎ𝑡𝑒𝑛𝑎𝑡𝑒𝑠 =
𝑛𝑛𝑎𝑝ℎ𝑡𝑒𝑛𝑎𝑡𝑒𝑠

𝑛𝑛𝑎𝑝ℎ𝑡𝑒𝑛𝑎𝑡𝑒𝑠 + 𝑛𝐶10𝐸4
=

𝑚𝐾𝑂𝐻𝑎𝑗𝑜𝑢𝑡é
𝑀𝐾𝑂𝐻

𝑚𝐾𝑂𝐻𝑎𝑗𝑜𝑢𝑡é
𝑀𝐾𝑂𝐻

+
𝑚𝐶10𝐸4
𝑀𝐶10𝐸4

(𝐼𝑉. 3) 
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Avec xnaphténates et nnaphténates respectivement la fraction molaire et le nombre de moles en 
naphténates issus de monoacides par rapport au C10E4 à l’interface. mKOH, MKOH, mC10E4 et 
MC10E4 sont respectivement les masses ajoutées et les masses molaires de l’hydroxydes de 
potassium et du C10E4. 

Le calcul de la fraction molaire de naphténates formés permet de visualiser l’évolution de la 
PIT en fonction de la présence des naphténates à l’interface (figure 16). Comme indiqué 
précédemment, la valeur de PIT n’évolue plus pour des concentrations d’hydroxyde de 
potassium supérieures à la concentration du point équivalent. Cette évolution permet de 
repérer une valeur de PIT ainsi que la concentration en naphténates associée correspondant 
à la concentration limite pour laquelle la valeur de PIT se stabilise. Si les valeurs de PIT et 
de concentration limite sont facilement identifiables pour des fractions importantes de brut en 
phase huile, ceci est plus difficile pour des fractions plus faibles en brut. En effet, une dilution 
trop importante induit une proportion réduite de naphténates à l’interface suite à la 
neutralisation, qui modifie que très peu les propriétés d’interface. Il en résulte des 
fluctuations de la PIT très faibles qui ne permettent pas de déterminer avec précision la 
concentration limite. L’évolution de la PIT dans le cas d’une fraction de 34,8wt% de brut GR 
en phase huile est un exemple probant. Dans ce cas, la plus faible valeur de TAN du brut 
GR (tableau I.3) est un facteur pénalisant supplémentaire dans le sens où il contient 
initialement une plus faible proportion en acides naphténiques.     

 

Figure IV.16 : Evolution de la PIT des systèmes 3wt% C10E4/Brut/Décaline/10-2M NaCl en fonction de la fraction 
molaire en naphténates formés pour différentes concentrations en brut CM (gauche) et GR (droite) en phase 

huileuse 

L’évolution de la PIT en fonction de la fraction molaire en naphténates pour les différents 
ratios de brut en phase huileuse permet de retrouver les valeurs de PIT-Slope des 
naphténates formés (figure 17). La PIT de chaque mélange étant différente de la PIT du 
système de référence (changement de la nature de la phase huileuse), chaque valeur de PIT 
doit être normalisée grâce à la relation suivante. 

𝑃𝐼𝑇𝑁𝑜𝑟𝑚𝑎𝑙𝑖𝑠é𝑒 = 𝑃𝐼𝑇 − 𝑃𝐼𝑇𝐼𝑛𝑖𝑡𝑖𝑎𝑙𝑒 + 𝑃𝐼𝑇𝑅é𝑓é𝑟𝑒𝑛𝑐𝑒(𝐼𝑉. 4) 

Avec PITInitiale et PITRéférence les valeurs de PIT des systèmes 3wt% C10E4/brut/décaline/10-2M 
NaCl sans ajout de base et 3wt% C10E4/décaline/10-2M NaCl. 
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Figure IV.17 : Evolution de la PIT normalisée en fonction de la fraction molaire en naphténates formés pour les 
bruts pétroliers CM et GR 

Les valeurs de PIT-Slope pour les naphténates formés sont de 183°C pour le brut CM et 
121°C pour le brut GR. Les naphténates du brut CM sont donc plus hydrophiles que ceux du 
brut GR. Ces résultats ne peuvent pas être directement comparés avec les valeurs des 
tensioactifs classiques car l’huile du système de référence n’est pas la même. Une valeur de 
PIT-Slope classique peut néanmoins être estimée à partir de la valeur de PIT-Slope obtenue 
dans la décaline comme montré par la figure 18. Cette figure présente la corrélation entre les 
valeurs de PIT-Slope obtenues dans l’octane et la décaline pour 4 tensioactifs purs 
différents : le SDS, le C12PhSO3Na, le C17:1COONa et le C12E8. 

 

 

Figure IV.18 : Evolution de la PIT du système 3wt% C10E4/décaline/10-2M NaCl en fonction de la fraction molaire 
en tensioactif ajouté (gauche) et corrélation entre la PIT-Slope obtenue en utilisant l’octane et la décaline (droite) 
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Suivant la corrélation, la valeur de PIT-Slope réelle (c’est-à-dire dans le système de 

référence utilisant l’octane) serait de 265°C pour les naphténates de l’huile CM et de 175°C 

pour ceux de l’huile GR. Les naphténates de l’huile CM auraient donc la même hydrophilie 

vis-à-vis de la température que le n-C16-18PO2SO4Na et ceux de l’huile GR seraient 

comparables aux i-C13EO13 en termes d’hydrophilie (tableau III.2). 

 

4.2.2. Caractérisation d’acides naphténiques commerciaux 

A des fins de comparaison, des mesures de PIT-Slope de plusieurs acides naphténiques 
commerciaux ont été effectuées suivant un protocole comparable à celui utilisé pour les 
acides naturels du brut. Dans ce nouveau protocole, l’acide naphténique ajouté dans le 
système de référence 3wt% C10E4/décaline/10-2M NaCl est directement neutralisé par un 
ajout d’hydroxyde de potassium légèrement supérieur à l’équivalent. Ce protocole permet 
une mesure de PIT-Slope plus rapide que le protocole précédant pour des acides 
naphténiques de structures connues. L’utilisation de ce protocole est impossible dans le cas 
des acides naphténiques naturels pour lesquels aucune structure n’est déterminée. Les 
résultats donnés par les deux protocoles sont similaires comme montré par la figure 19 dans 
le cas de l’acide myristique.    

  

Figure IV.19 : Evolution de la PIT du système 3wt% C10E4/décaline/10-2M NaCl en fonction de la fraction molaire 
en carboxylates formés pour différentes concentrations d’acide myristique en phase huileuse (gauche) et 

comparaison de cette méthode avec la neutralisation directe de l’acide myristique (droite) 

Cette figure indique clairement que les évolutions de la PIT en fonction de la concentration 
de naphténates formés déterminées par le protocole utilisé pour les acides naturels et celui 
par neutralisation directe sont confondues. De plus, la neutralisation directe permet 
l’obtention d’un nombre de points expérimentaux plus conséquent, améliorant ainsi la 
précision de la mesure de PIT-Slope.  

Le fait que la méthode par neutralisation directe des acides naphténiques donne les mêmes 
résultats que l’ancien protocole permet de tester beaucoup plus rapidement et de façon 
systématique l’hydrophilie de plusieurs acides carboxyliques commerciaux avec un protocole 
bien plus proche de celui de la PIT-Slope originelle.  



Caractérisation des huiles pétrolières et des tensioactifs endogènes 

 

154 

 

La figure 20 présente la variation de la PIT en fonction de la fraction molaire en tensioactifs 
naphténates neutralisés pour les différents acides carboxyliques commerciaux étudiés. Les 
valeurs de PIT-Slope obtenues pour ces carboxylates sont regroupées dans le tableau 4. 

 

Figure IV.20 : Evolution de la PIT du système 3wt% C10E4/Décaline/10-2M NaCl en fonction de la fraction molaire 
en acide carboxylique ajoutée et neutralisée 

Tableau IV.4 : Structures chimiques et valeurs de PIT-Slope en présence de base (KOH) des acides 
carboxyliques commerciaux testés 

Acide carboxylique avant 
neutralisation 

Structure chimique après neutralisation dPIT/dx (°C) 

Myristique 

 

318 

Stéarique 

 

303 

Oléique 

 

281 

Arachidique 

 

264 

trans-4-pentylcyclohexane 
carboxylique 

 

393 

cyclohexane pentanoïque 

 

308 

2-Indan carboxylique 

 

45 
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Lithocholique 

 

327 

5β-Cholanique 

 

263 

3-methylindene-2-carboxylique 

 

100 

Les résultats obtenus indiquent que l’hydrophilie des naphténates formés par ajout de base 
dépendent fortement de la structure chimique des espèces considérées, et que de faibles 
changements structuraux peuvent fortement influer sur l’hydrophilie. L’augmentation du 
nombre de carbones ainsi que la présence d’insaturation dans la chaine lipophile entrainent 
une baisse globale de l’hydrophilie du tensioactif comme attendu. La présence de 
groupements aromatiques sur la chaine lipophile entraine également une forte baisse de 
l’hydrophilie (voir Chapitre 3) telle que pour l’acide 2-indan carboxylique, tandis que 
l’insertion de groupement hydroxyle sur cette chaine lipophile augmente modérément cette 
hydrophilie comme pour les acides lithocholique et 5β-cholanique.  

La position de groupements cycliques saturés plus ou moins proches du groupement 
hydrophile ainsi que la présence d’insaturations conjuguées avec la fonction carbonyle 
semblent avoir un effet non négligeable sur la valeur d’hydrophilie. En effet, les valeurs 
comparées des PIT-Slopes anormalement élevées de l’acide trans-4-pentyl cyclohexane 
carboxylique et de l’acide 3-methylindene-2-carboxylique par rapport aux acides 
cyclohexane pentanoïque et 2-indan-carboxylique respectivement sont des exemples 
probants. Les valeurs de PIT-Slope obtenues dans le cas des acides naphténiques des deux 
bruts testés sont intermédiaires entre celles des carboxylates linéaires et celles des 
carboxylates aromatiques, signe d’une possible contribution commune. A partir de ces 
résultats, on peut envisager quelques hypothèses sur la nature des acides naphténiques 
présents dans les bruts CM et GR. D’après les valeurs de PIT-Slope des carboxylates de 
potassium purs par rapport à celles obtenues pour les naphtènates issus des bruts, on peut 
envisager que les naphténates des bruts seraient les sels de mélanges d’acides linéaires 
très longs (égal ou supérieur à 20 carbones) et de composés cycliques aromatiques tels que 
3-methylindene-2-carboxylique ou le 2-Indan carboxylique.  

Pour prédire la valeur de PIT-Slope de ces naphténates, des méthodes de contribution de 
groupes pourraient être envisagées. En effet, comme déjà noté dans ce mémoire, des 
paramètres structuraux tels que le nombre de carbones ou d’insaturations, la présence de 
groupes hydroxyles, etc… impactent la valeur d’hydrophilie. Cependant, pour une telle 
prédiction, il est nécessaire de prendre en compte une base de données bien plus 
importante ainsi qu’une grande diversité de structures chimiques. Notons également que la 
mesure de l’hydrophilie des acides naphténiques a été effectuée par PIT-Slope, mais elle 
pourrait également être effectuée par SPI-Slope pour une visualisation de l’influence de la 
salinité qui reste plus pertinente dans le cadre EOR (voir Chapitre 3). 
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4.2.3. Caractérisation des asphaltènes des bruts CM et GR 

Les asphaltènes sont des macromolécules riches en carbones et hydrogènes, constituées 
de plusieurs cycles aromatiques condensés possédant des chaines aliphatiques 
périphériques, ainsi que différents hétéroatomes (oxygène, soufre, azote, …etc.) et des 
traces de métaux lourds (nickel, vanadium) suivant la source du brut (figure 21). 

 

Figure IV.21 : (Gauche) Structure typique d’asphaltène ; (Droite) Asphaltènes précipités avec du n-heptane [262] 

Les asphaltènes possèdent une certaine polarité et correspondent à la partie la plus lourde 
d’un brut pétrolier, définie comme étant insoluble dans les n-alcanes et complètement 
soluble dans le toluène, possédant de par leurs structures la propriété de stabiliser fortement 
les émulsions E/H [263–269]. L’extraction des asphaltènes s’effectue par précipitation en 
ajoutant un n-alcane au brut en diluant par 20 fois son volume. Suivant le type de n-alcane 
utilisé, les asphaltènes extraits diffèrent beaucoup, même macroscopiquement, indiquant 
que leur quantification précise est difficile à réaliser et qu’ils représentent une fraction 
continue au sein du pétrole [262,270]. En ce qui concerne les asphaltènes, la PIT-Slope se 
révèle inefficace pour évaluer leurs propriétés amphiphiles comme indiqué par la figure 22. 

 

Figure IV.22 : Profils d’inversion de phase en température détectés par conductimétrie du système 3wt% 
C10E4/décaline/10-2M NaCl avec différents ajout d’aphaltènes du brut CM (gauche) et variation de la PIT de ce 

système en fonction de la concentration en asphaltènes des bruts CM et GR ajoutés (droite) 
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Lors de l’ajout des asphaltènes au système de référence, il n’y a aucune variation 
remarquable de la PIT du système comme si le composé ajouté n’avait aucune propriété 
tensioactive. La raison plausible de ce comportement est liée à la structure des asphaltènes. 
Etant très aromatiques, les asphaltènes sont beaucoup plus solubles dans la décaline que 
dans le brut originel, ce qui nuit à leur action à l’interface. De plus, cette interface est déjà 
occupée par le tensioactif de référence C10E4 qui se révèle être un meilleur tensioactif et qui 
va gêner la diffusion des molécules d’asphaltènes, très volumineuses, vers l’interface. 

Afin d’optimiser la méthode pour la mesure des asphaltènes, il est nécessaire d’adapter 
l’huile de référence en choisissant un moins bon solvant que la décaline ou le cyclohexane 
mais meilleur que l’octane pour assurer une certaine homogénéité du système lors de la 
mesure. L’utilisation d’huiles de référence telles que le Butyle ou l’Hexyl-cyclohexane devrait 
sûrement aboutir à des résultats plus probants.  

Si la PIT-Slope actuelle échoue à évaluer les propriétés amphiphiles des asphaltènes, 
d’autres caractérisations liées à leurs solubilités dans différents solvants peuvent tout 
d’abord aider à décrire leurs propriétés amphiphiles. Le test ASCI peut permettre de rendre 
compte de différences de solubilité entres les asphaltènes et de les classer vis-à-vis de leurs 
affinités avec différents mélanges n-heptane/toluène [167]. D’autres tests de solubilités tels 
que celui de Hansen ou de la modélisation moléculaire via le logiciel COSMO-RS peuvent 
également prédire certaines propriétés amphiphiles des asphaltènes [271,272].   

La description des propriétés amphiphiles des asphaltènes passe également par la 
compréhension de leurs structures. Différentes techniques de détermination structurales sont 
adaptées à l’étude des asphaltènes tels que l’analyse élémentaire et la RMN. L’analyse 
élémentaire permet de déterminer le pourcentage en élément simple des asphaltènes à 
savoir l’hydrogène, le carbone, l’azote et le soufre ainsi que l’oxygène obtenu par différences 
de masse. Cette analyse renseigne sur la proportion des éléments chimiques constituants 
les asphaltènes et peut être couplée à l’analyse RMN. En effet, suivant le déplacement 
chimique des protons (RMN 1H) et des carbones (RMN 13C) composant les molécules 
d’asphaltènes, il est possible de déterminer la nature aliphatique ou aromatique des 
fonctions mises en jeu comme indiqué par l’équation 5. Ce pourcentage peut également être 
calculé à partir de la RMN 13C mais il doit être pris avec prudence vu la plus faible sensibilité 
de l’analyse carbone [273].  

%𝐻𝐴𝑟𝑜 =
𝐼𝐴𝑟𝑜

𝐼𝐴𝑟𝑜 + 𝐼𝐴𝑙𝑖
𝑒𝑡%𝐻𝐴𝑙𝑖 =

𝐼𝐴𝑙𝑖
𝐼𝐴𝑟𝑜 + 𝐼𝐴𝑙𝑖

(𝐼𝑉. 5) 

Le tableau 5 et la figure 23 présentent les descripteurs structuraux permettant de discriminer 
les asphaltènes des huiles CM et GR. Les résultats des analyses RMN sont disponibles aux 
annexes 21 et 22. Il est par ailleurs également possible d’estimer la masse molaire 
approchée des molécules d’asphaltènes via des techniques de RMN-DOSY [274–276].  

Tableau IV.5 : Analyse élémentaire des asphaltènes des huiles GR et de CM 

Abondance relative (%) Asphaltènes GR Asphaltènes CM 

Carbone 83,9 (±0,1) 86,9 (±0,2) 
Hydrogène 9,6 (±0,1) 8,8 (±0,1) 

Azote 1,4 (±0,1) 1,5 (±0,1) 
Soufre 1,3 (±0,1) 1,4 (±0,1) 

Oxygène (différence de masse) 3,8 1,4 
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Figure IV.23 : Valeurs couplées des analyses RMN et élémentaire pour les deux types d’asphaltènes étudiés 

Ces analyses montrent que les asphaltènes de l’huile CM sont plus aromatiques que ceux 
du brut GR. Les teneurs en soufre et en azote des deux types d’asphaltènes sont similaires, 
et ceux de l’huile GR semblent avoir une plus grande teneur en oxygène que ceux de l’huile 
CM. Cependant, il convient de conclure sur les valeurs de teneur en oxygène avec plus de 
prudence puisqu’elles sont obtenues par différence de masse sans prendre en compte les 
possibles métaux emprisonnés au sein des asphaltènes (nickel, vanadium, fer). Les deux 
analyses sont donc complémentaires et laissent apparaitre certains descripteurs structuraux 
permettant de discriminer les asphaltènes des deux bruts. 

 

4.3. Extraction et caractérisation physico-chimique du matériau 
interfacial 

Une des études entreprises sur les tensioactifs endogènes du brut a pour objectif de 

quantifier et d’extraire toutes les molécules pétrolières ayant une affinité pour l’interface. 

Dans cette optique, on définit le matériau interfacial comme étant cet ensemble de 

molécules, spécifique à chaque brut et susceptible de se placer à l’interface H/E. De 

nombreuses méthodes d’extraction du matériau interfacial sont référencées dans la 

littérature telles que l’isolation par spray en base aqueuse [277–280], par émulsification 

classique [281–283] ou avec utilisation d’eau lourde [284,285]. La méthode la plus 

prometteuse jusqu’ici est la « Wet-Silica » développée par Jarvis et al. [286,287] et utilisée 

notamment par Ligiero et al. [288,289]. Elle consiste à extraire les molécules retenues sur 

une couche de silice hydratée par des élutions avec des solvants de polarité croissante. 

Cette méthode est efficace et facile à mettre en œuvre mais pourrait ne pas être sélective 

des molécules ayant le plus d’affinité pour l’interface eau/huile qui nous intéresse 

spécifiquement. 
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4.3.1. Principe de la méthode d’extraction par microémulsion 

Dans ce contexte, une nouvelle méthode d’extraction de ce matériau interfacial est 
proposée, non plus à travers l’interaction avec la silice hydratée mais par voie 
microémulsion. En effet, à la formulation optimale, toutes les molécules tensioactives sont 
concentrées au sein de la phase microémulsion médiane.  

Le principe de cette méthode réside dans la formulation d’un système de type WIII avec le 
tensioactif ultra pur C10E4 utilisé dans le cadre de la PIT-Slope et de la SPI-Slope. La 
microémulsion médiane qui concentre le C10E4 ainsi que tous les tensioactifs endogènes du 
brut est ensuite extraite. Cette phase médiane est alors laissée à l’équilibre à basse 
température (4°C) de manière à former un système WI qui permet de séparer le brut en 
excès de la phase aqueuse contenant en majorité le C10E4 et les tensioactifs endogènes 
comme illustré sur la figure 24. 

 

Figure IV.24 : Protocole expérimental d’extraction du matériau interfacial par voie microémulsion 

En pratique, le brut pétrolier est dilué à 50wt% avec de la décaline, de manière à favoriser 
l’obtention du système microémulsion WIII avec le C10E4. La formulation optimale est repérée 
par expérience de PIT et le système est laissé à l’équilibre à la température optimale jusqu’à 
obtention du système triphasique recherché. L’extraction a tout d’abord été réalisée sur le 
brut CM avec et sans Na2CO3. Les figures 25 et 26 présentent les caractérisations RMN 1H 
et 13C des différentes phases obtenues. Les analyses RMN confirment que le C10E4 est 
concentré en majorité dans le matériau interfacial (MI) extrait (signal à 3,6 ppm) avec des 
espèces chimiques du brut (signaux entre 0,5 et 2 ppm). Ces espèces sont considérées 
comme étant le matériau interfacial du brut qui passe d’une phase à l’autre avec le C10E4 lors 
des variations de température.  

Cependant, ces analyses RMN ne permettent pas d’obtenir d’informations structurales sur 
les espèces extraites, comme en témoignent les très faibles différences de signal entre le 
matériau interfacial extrait du brut avec ou sans Na2CO3, le brut initial et la phase huile en 
excès. Dans le but de décrire la structure des espèces extraites, des expériences de 
caractérisation par spectrométrie de masse de haute résolution (FT-ICR) ont été effectuées 
sur ce matériau interfacial et seront détaillées par la suite.  
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Figure IV.25 : Spectre RMN 1H des différentes phases obtenues durant l’extraction du matériel interfacial par voie 
microémulsion avec le brut CM en présence et sans Na2CO3 

 

 

 

Figure IV.26 : Spectre RMN 13C des différentes phases obtenues durant l’extraction du matériel interfacial par 
voie microémulsion avec le brut CM en présence et sans Na2CO3 
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4.3.2. Variations d’EACN après extraction du matériau interfacial  

Comme indiqué précédemment, la mesure de l’EACN permet de rendre compte des 
propriétés interfaciales des huiles pétrolières. Vu que le matériau interfacial est en grande 
partie à l’origine des propriétés interfaciales du brut, son extraction doit engendrer une 
variation non négligeable de l’EACN de l’huile pétrolière avant et après extraction. Cette 
méthode est d’autant plus pertinente que le système utilisé pour le repérage de la 
formulation optimale nécessaire à l’extraction est le même que celui utilisé pour la mesure de 
l’EACN. Notons que la présence de décaline engendre des valeurs d’EACN inférieures à 
celles déterminées précédemment avec une concentration supposée équivalente entre les 
huiles avant et après extraction. Les figures 27 et 28 présentent les inversions de phase en 
température des huiles CM, GR, UM et AK avant et après extraction du MI, avec présence 
ou non de Na2CO3. 

 

Figure IV.27 : Profils d’inversion de phase en température des huiles CM et GR (avec 50 wt% de décaline en 
phase huile) avant et après extraction avec ou sans addition de 1éq Na2CO3 

 

Figure IV.28 : Profils d’inversion de phase en température des huiles UM et AK (avec 50 wt% de décaline en 
phase huile) avant et après extraction avec ou sans addition de 1éq Na2CO3 
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Comme indiqué par la figure 27, l’ajout de 1éq de Na2CO3 provoque une augmentation de la 
PIT de 8°C pour le brut CM et de 2°C pour le brut GR, en accord avec la formation de 
naphténates fortement hydrophiles [184,283,290]. Cet écart de PIT entre les deux bruts 
résulte d’une proportion en espèces acides plus importante dans le cas du brut CM (1,95 mg 
KOH.g-1 Brut) par rapport au brut GR (0,54 mg KOH.g-1 Brut). Sur ce point, pour les bruts UM 
et AK, hormis l’augmentation du signal de conductivité dû à l’ajout de Na2CO3, l’addition de 
1éq de Na2CO3 ne modifie que très peu la valeur de la PIT du fait de leurs faibles valeurs de 
TAN (tableau I.3).  

Pour les extractions sans ajout de base, la PIT après extraction du matériau interfacial est 
toujours supérieure à celle avant extraction indiquant que l’interface devient plus hydrophile, 
et donc que les espèces extraites sont de nature lipophile. Pour les extractions en présence 
de 1éq de Na2CO3, la PIT après extraction est inférieure à celle avant extraction pour les 
bruts CM et GR. L’interface devient donc plus lipophile du fait de l’extraction des 
naphténates formés considérés comme fortement hydrophiles. Pour les brut UM et AK, la 
PIT après extraction reste supérieure à celle avant extraction indiquant que l’hydrophilie des 
naphténates formés n’est pas suffisante pour contrebalancer la lipophilie des autres espèces 
extraites. De manière à quantifier l’hydrophilie globale des espèces extraites, il est possible 
de calculer une variation de EACN, noté ΔEACN, entre l’huile avant et après extraction 
comme suit : 

∆𝐸𝐴𝐶𝑁 = 𝐸𝐴𝐶𝑁𝑎𝑝𝑒𝑥𝑡 − 𝐸𝐴𝐶𝑁𝑎𝑣𝑒𝑥𝑡(𝐼𝑉. 6) 

Avec EACNap ext et EACNav ext respectivement les EACN des huiles après et avant extraction 
du matériau interfacial, calculés à partir de la corrélation de la figure 1. Si le ΔEACN est 
positif, cela signifie que l’interface est plus hydrophile à la suite de l’extraction et donc que 
les espèces extraites sont de nature lipophile. A l’inverse, si le ΔEACN est négatif, cela 
indique que l’interface est plus lipophile et donc que les espèces extraites sont plutôt de 
nature hydrophile. La figure 29 et le tableau 6 présentent les valeurs de ΔEACN pour les 4 
huiles pétrolières étudiées avec et sans présence de Na2CO3 ainsi que pour une huile 
pétrolière supplémentaire, nommée DL, qui sera utilisée par la suite pour comparer la 
méthode d’extraction par voie microémulsion avec celle de la « Wet-Silica ». Pour cette 
nouvelle huile pétrolière, fortement apparentée au brut CM, seul le ΔEACN sans ajout de 
base a été calculé, car le TAN étant inconnu, il n’est pas possible d’estimer la quantité de 
Na2CO3 nécessaire pour neutraliser la totalité des acides naphténiques présents. 

 

Figure IV.29 : Valeurs de ΔEACN (équation IV.6) pour les 4 huiles pétrolières étudiées avec et sans présence de 
Na2CO3 ainsi que pour l’huile pétrolière DL 
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Tableau IV.6 : Valeurs de ΔEACN (équation IV.6) pour les 4 huiles pétrolières étudiées avec et sans présence de 
Na2CO3 ainsi que pour l’huile pétrolière DL 

Brut 

Sans Na2CO3 Avec 1éq Na2CO3 

TAN Avant 
extraction 

Après 
extraction 

ΔEACN 
Avant 

extraction 
Après 

extraction 
ΔEACN 

CM 5.6 5.9 0.3 9 6.4 -2.6 1.95 

GR 5.3 5.8 0.5 5.8 5.6 -0.2 0.54 

UM 5.1 5.5 0.4 5.1 5.4 0.3 0.14 

AK 4.7 5.2 0.5 4.8 5 0.2 0.3 

DL 4.4 5.3 0.9 NM NM NM NM 

D’après les données de la figure 29 et du tableau 6, les espèces issues du brut DL sans 
ajout de Na2CO3 sont les plus lipophiles. Dans le cas des autres bruts étudiés, les valeurs 
positives de ΔEACN indiquent la présence dans les matériaux interfaciaux d’espèces 
lipophiles ayant une action sur l’interface assez semblable, vu les faibles différences entre 
les bruts. Dans le cas de l’addition de 1éq de Na2CO3, la différence la plus flagrante 
concerne le brut CM avec une valeur de ΔEACN de -2,6 indiquant l’obtention d’espèces très 
hydrophiles. Pour le brut GR, la neutralisation des acides naphténiques inverse aussi la 
balance hydrophile-lipophile des espèces extraites avec une proportion légèrement plus 
importante d’espèces hydrophiles (ΔEACN = -0,2). Cette évolution est également visible 
pour les bruts UM et AK mais pour ces bruts, la neutralisation des acides naphténiques ne 
contrebalance pas l’action des espèces lipophiles à l’interface. La diminution des ΔEACN 
avec Na2CO3 est plus marquée pour le brut AK que pour le brut UM, ce qui est en accord 
avec la plus faible valeur de TAN du brut UM (voir tableau 6). Les valeurs de ΔEACN 
déterminées avec ajout de 1éq de Na2CO3 dépendent donc fortement du TAN des bruts. La 
figure 30 montre une diminution linéaire de ΔEACN avec le TAN du brut. Ce résultat montre 
que le TAN est un descripteur-clé du brut car les propriétés interfaciales dépendent 
fortement de la proportion de naphténates formés lors de l’ajout d’une base forte (KOH) ou 
faible (Na2CO3). 

 

Figure IV.30 : Corrélation linéaire entre le TAN et le ΔEACN (équation IV.6) obtenue avec 1éq Na2CO3 
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4.3.3. Influence du matériau interfacial sur la stabilité d’émulsions E/H 

Les études de stabilité d’émulsions ont été réalisées sur deux bruts différents GR et AK. Des 
émulsions ont été générées avec l’huile avant et après extraction du matériau interfacial et 
leur stabilité a été suivie afin de mettre en évidence l’action des tensioactifs endogènes du 
brut. De manière à réaliser une comparaison représentative, chaque brut a été dilué dans la 
décaline pour avoir une concentration d’asphaltènes de 1000 ppm en phase huile car ce sont 
ces tensioactifs endogènes qui sont les plus susceptibles de stabiliser les émulsions E/H 
[291–294]. La technique d’extraction développée est sélective du matériau interfacial qui est 
supposé contenir les asphaltènes du fait de leur affinité prononcée pour l’interface [295–
297]. En présence des tensioactifs endogènes, on s’attend donc à générer une émulsion 
stable tandis qu’après extraction du matériau interfacial, la stabilité doit être diminuée. On se 
place dans des proportions eau/huile qui favorisent la formation d’émulsion E/H (rapports 
volumiques Huile/Eau 80/20) ainsi que l’action des tensioactifs endogènes avec l’interface 
[298,299].  

Toutes les émulsions ont été générées avec le même protocole. Une mesure de la 
conductivité du système à la fin de l’émulsification permet de confirmer le type d’émulsion. 
La stabilité est suivie grâce au Turbiscan AGS de la société Formulaction® (voir partie 
expérimentale). Le tableau 7 présente les valeurs de conductivité des émulsions formées et 
les figures 31 et 32 montrent l’évolution de la transmission de lumière (λ=880 nm) en fonction 
du temps pour les différentes émulsions formées. 

Tableau IV.7 : Valeurs de conductivité à la fin de l’émulsification et nature des émulsions formées à partir des 
bruts GR et AK avant et après extraction du matériau interfacial 

Huile Conductivité Type d’émulsion 

GR avant extraction 0,02 μS.cm-1 E/H 

GR après extraction 3,3 mS.cm-1 E/H avec eau libre 

AK avant extraction 0,00 μS.cm-1 E/H 

AK après extraction 630 μS.cm-1 E/H avec eau libre 

 

 

Figure IV.31 : Evolution de la transmission de lumière (λ=880 nm) en fonction du temps pour les émulsions 
formées à partir de l’huile GR avant (1) et après (2) extraction du matériau interfacial 
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Figure IV.32 : Evolution de la transmission de lumière (λ=880 nm) en fonction du temps pour les émulsions 
formées à partir de l’huile AK avant (1) et après (2) extraction du matériau interfacial 

Les valeurs de conductivité disponibles dans le tableau 7 indiquent que les émulsions 

formées avant extraction pour les bruts GR et AK sont de nature E/H en accord avec l’action 

des tensioactifs endogènes globalement lipophiles (figure 29). A la suite de l’extraction, la 

conductivité de l’émulsion augmente fortement indiquant un passage à des émulsions de 

type E/H très instable et l’apparition d’une phase aqueuse libre participant à la valeur de 

conductivité. La stabilité des quatre émulsions formées est montrée par les figures 31 et 32. 

D’après ces figures, les émulsions avant extraction sont bien plus stables que celles après 

extraction. En effet, le pourcentage de lumière transmise en fonction du temps dans la partie 

basse de l’émulsion avant extraction (0 à 4 mm) reste très inférieur à celui de l’émulsion 

après extraction, ce qui valide l’hypothèse selon laquelle l’extraction du matériau interfacial 

est sélective aux tensioactifs endogènes du brut. Le signal de transmission élevé dans la 

partie haute de l’émulsion avec le brut AK est due à sa forte quantité d’asphaltènes qui 

nécessite une dilution plus importante pour atteindre la concentration de 1000 ppm. La faible 

stabilité après extraction du matériau interfacial rend compte de la sélectivité et de l’efficacité 

de l’extraction par voie microémulsion envers les tensioactifs endogènes du brut. 

 

4.4. Apports de la spectrométrie de masse haute résolution à la 
caractérisation des huiles pétrolières 

Dans cette partie, nous avons tenté d’obtenir des informations analytiques sur les huiles et 

les matériaux interfaciaux pour les corréler aux données physico-chimiques précédentes. Le 

premier paragraphe rassemble les informations tirées d’analyses chimiques et physiques 

classiques, tandis que les deux suivants montrent les apports de la spectrométrie de masse 

haute résolution.  
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4.4.1. Informations tirées des analyses physiques et chimiques classiques  

Les premières données caractéristiques des huiles pétrolières sont la viscosité et la densité 
à différentes températures, exprimées notamment au travers de la classification API (annexe 
1). La densité évolue linéairement avec la température pour toutes les huiles pétrolières 
étudiées, y compris le condensat. La viscosité suit une loi puissance en fonction de la 
température, ce qui est en accord la littérature [300–302]. Le brut CM possède les viscosité 
et densité les plus importantes tandis que le condensat AS possède les densité et viscosité 
les plus faibles. La figure 33 présente l’évolution de la viscosité des bruts pétroliers étudiés 
en fonction de leur densité à différentes températures. Cette représentation est intéressante 
car elle permet de rassembler les huiles étudiées en trois groupes : les bruts GR, UM et AK 
de densité/viscosité intermédiaires, le brut CM plus lourd et le condensat AS comme 
hydrocarbure léger. Des informations peuvent également être tirées de l’analyse 
thermogravimétrique (figure 34).  

 

Figure IV.33 : Evolution de la viscosité en fonction de la densité des bruts étudiés à différentes températures 

 

 

Figure IV.34 : Analyse thermogravimétrique (gauche) et dérivée de la perte de masse (droite) des bruts étudiés 
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Globalement, plus le brut est lourd, plus la perte de masse se produit à une température 
élevée. L’analyse différentielle de la perte de masse permet de renseigner sur les processus 
mis en jeu (physique ou de dégradation thermique) [303]. Entre 50 et 240°C environ, la 
dérivée de la perte de masse augmente progressivement, ce qui correspond à la perte des 
composés les plus volatils, appartenant majoritairement aux fractions saturés et 
aromatiques. Cette augmentation est sensiblement la même pour tous les bruts mais elle est 
plus marquée pour le condensat. Dans le cas du brut CM, cette étape d’évaporation est 
moins marquée indiquant la plus faible présence de composés volatils.  

De 240 à 400°C environ, on observe une forte diminution de cette dérivée. Elle est due à une 
oxydation basse température des composés et à la dégradation des dérivés légers [304]. 
Ces réactions amènent la formation de dérivés tels que des aldéhydes, des alcools ou des 
peroxydes d’hydrogène qui sont moins volatils, plus denses et plus visqueux que les 
composés initiaux [305,306]. Enfin au-delà de 400°C, la dérivée augmente pour donner un 
maximum identifiable pour les brut CM, GR et AK suivie d’une forte baisse caractéristique 
d’un procédé d’oxydation à haute température. Ces réactions mettent en jeu les composés 
oxydés avec les molécules hydrocarbonées pour donner de l’eau ainsi que des oxydes de 
carbone [305], et sont en grande partie dues à la fraction des résines et des asphaltènes 
[307]. En effet, ce maximum n’est pas visible dans le cas du condensat AS qui possède une 
très faible proportion de résines et d’asphaltènes. La figure 35 indique que la valeur de ce 
maximum est linéairement corrélée avec la proportion en résines et asphaltènes des bruts, 
au même titre que leur densité est liée avec la valeur de la température de perte de masse à 
50wt% par rapport à l’échantillon initial. 

 

Figure IV.35 : Evolutions linéaires de la température de perte de masse à 50wt% par rapport à l’échantillon initial 
en fonction de la densité à 25°C (gauche) et de la valeur de dérivée maximale de la perte de masse dans le cas 

d’une oxydation à haute température en fonction de la proportion de résines et d’asphaltènes des bruts 

Nous avons ensuite tenté d’obtenir des informations structurales à partir d’analyses RMN. 
Les spectres RMN 1H des bruts sont montrés en figure 36. Le solvant utilisé est le 
tétrachlorométhane qui ne présente aucun signal de proton résiduel, avec une référence 
externe de D2O qui ne perturbe pas l’intégration des signaux imputables aux protons 
aromatiques des brut pétroliers. Tous les spectres présentent des pics caractéristiques à 1 et 

1,4 ppm correspondant aux protons paraffiniques respectivement en position  ou plus et β 
de cycles aromatiques [308]. En agrandissant l’échelle (figure 37), il est possible de 
visualiser d’autres signaux entre 2 et 4,5 ppm indiquant la présence d’hydrogènes 
paraffiniques ou naphténiques en position α de cycles aromatiques.  
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La partie des protons aromatiques, située entre 6 et 9 ppm, est également visible avec une 
très forte proportion de protons liés à des cycles mono-aromatiques entre 6 et 7,2 ppm pour 
les bruts UM et AK ainsi que pour le condensat AS. Pour les bruts CM et GR, la présence 
d’un signal résiduel entre 7,2 et 9 ppm renseigne sur la présence d’hydrogènes liés à des 
cycles poly-aromatiques, potentiellement due à la proportion plus importante de résines et 
d’asphaltènes pour ces bruts. Notons également la présence de chloroforme CHCl3 résiduel 
notamment visible dans le cas du brut CM (figure 37) correspondant à une impureté du 
solvant.  

 

Figure IV.36 : RMN 1H des différents bruts pétroliers (solvant CCl4 + réf externe D2O) 

 

Figure IV.37 : RMN 1H des différents bruts pétroliers avec agrandissement des signaux aromatiques (solvant CCl4 
+ réf externe D2O) 
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L’étude RMN 13C réalisée avec CDCl3 comme solvant corrobore les évaluations des spectres 
1H avec une majorité de signaux dans la zone aliphatique entre 10 et 50 ppm (annexe 23) et 
aromatique entre 120 et 140 ppm (annexe 24). Comme précédemment avec les 
asphaltènes, l’intégration des signaux aliphatiques et aromatiques (Annexes 25 à 29) permet 
d’obtenir le pourcentage molaire en hydrogènes aliphatiques et aromatiques des différents 
hydrocarbures (Eq. 5). Ce pourcentage est calculable à partir des spectres carbones mais il 
doit être pris avec prudence à cause d’une sensibilité très inférieure [273]. Les données 
obtenues sont regroupées dans le tableau 8. Il est intéressant de noter que ces 
pourcentages molaires sont bien corrélés avec les fractions saturés et aromatiques 
déterminés par l’analyse SARA, comme présenté en figure 38. 

Tableau IV.8 : Pourcentage molaire de carbones et d’hydrogènes aromatiques et aliphatiques des bruts pétroliers 
étudiés 

Brut pétrolier HAro (%) HAli (%) CAro (%) CAli (%) 

CM 4,7 95,3 9,4 90,6 
GR 3,3 96,7 7,6 92,4 
UM 4,6 95,4 10,7 89,3 
AK 4,8 95,2 10,0 90,0 
AS 2,4 97,6 4,6 95,4 

 

 

Figure IV.38 : Evolution de la fraction de molécules aromatiques (gauche) et saturées (droite) avec le 
pourcentage molaire en hydrogène aromatique HAro 

 

Ces évolutions présentent des déviations, notamment pour les bruts très proches comme 

UM et AK. Ces déviations sont dues au fait que le pourcentage d’hydrogènes aromatiques 

d’un brut déterminé par RMN n’est pas spécifique aux molécules aromatiques de la fraction 

« Aromatique » de l’analyse SARA, mais à l’ensemble des molécules du brut, résines et 

asphaltènes compris. Ces méthodes RMN permettent néanmoins une assez bonne 

estimation de la fraction SARA pour des échantillons de brut très différents comme indiqué 

dans la littérature [309]. 
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4.4.2. Analyses des huiles pétrolières par spectrométrie de masse (FT-ICR) 

Si les analyses physiques et chimiques classiques permettent de décrire le brut de façon 
globale, il est possible d’obtenir une caractérisation à l’échelle moléculaire par spectrométrie 
de masse. L’analyse par spectrométrie de masse haute résolution par résonance cyclonique 
ionique (FT-ICR-MS), est adaptée à l’étude d’échantillons complexes tels que les huiles 
pétrolières et les fractions extraites (matériaux interfaciaux). 

Cette technique d’analyse est basée sur le piégeage et l’excitation des ions sous l’action d’un 

champ électromagnétique. Les ions sont piégés dans une cellule ICR où ils adoptent un 

mouvement de rotation de fréquence circulaire proportionnelle au rapport m/z [310]. Le 

spectre de masse est obtenu via la transformée de Fourier qui convertit le signal temporel 

acquis en spectre de fréquence proportionnel à la masse [311]. Cette technique est d’intérêt 

pour l’étude des huiles pétrolières car elle permet d’assigner à chaque molécule analysée sa 

masse isotopique et donc une formule brute [312].  

Les quatre bruts pétroliers étudiés CM, GR, UM et AK ont été analysés par spectrométrie de 
masse haute résolution FT-ICR avec une source d’ionisation de type APPI+. Cette source 
permet l’ionisation de toutes les molécules aromatiques du brut par exposition de 
l’échantillon à des photons UV [74]. Cette méthode d’ionisation est également adaptée aux 
composés soufrés. Les conditions des analyses sont détaillées dans la partie expérimentale. 
Les échantillons d’huiles pétrolières ayant été étudiés en suivant, sur un spectromètre 
possédant les mêmes réglages (Annexes 30 à 33), une analyse quantitative est 
envisageable.  

La figure 39 présente une comparaison de l’intensité relative normalisée des principales 
familles de molécules des bruts. Ces familles sont définies par le nombre et la nature des 
hétéro-éléments qui les composent. Par exemple, la famille CHS1N1 correspond à toutes les 
molécules hydrocarbonées possédant un atome de soufre et un atome d’azote, tandis que la 
famille CHO2 correspond à toutes les molécules hydrocarbonées contenant deux atomes 
d’oxygène. La famille CH, quant à elle, regroupe toutes les molécules hydrocarbonées sans 
aucun hétéro-élément. 

 

Figure IV.39 : Comparaison de l’intensité relative normalisée pour les principales familles de molécules des bruts 
par FT-ICR-MS avec une ionisation de type APPI+ 
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D’après la figure 39, les bruts CM et GR possèdent une proportion bien plus importante de 
molécules hydrocarbonées aromatiques par rapport aux restes des familles. Le brut CM 
possède également une proportion légèrement plus importante de molécules aromatiques 
soufrées et azotées par rapport au brut GR, qui peut être mise en relation avec sa fraction 
plus importante de résines. Ces deux bruts apparaissent donc assez similaires en termes de 
familles chimiques. UM et AK possèdent eux une proportion d’espèces soufrées bien plus 
conséquentes. Les proportions sont quasiment équivalentes entre ces deux bruts avec une 
concentration en espèces légèrement plus importante pour la famille CHS1 dans le cas du 
brut UM et CHO1S1 pour le brut AK. Notons également la faible intensité des molécules de la 
famille CHN1S1 dans tous les bruts qui peut être due à une plus faible concentration ou à des 
difficultés d’ionisation.  

Ces analyses peuvent également mettre en évidence la diversité des espèces de chaque 
famille, en présentant le nombre d’ions détectés dans chaque groupe, comme présenté dans 
la figure 40. 

 

Figure IV.40 : Comparaison du nombre d’ions différents détectés pour les principales familles de molécules des 
bruts par FT-ICR-MS avec une ionisation de type APPI+ 

Ce graphique indique par exemple que la famille CH (aromatiques sans hétéroatomes) est 
très prépondérante pour les bruts CM et GR (figure 39), mais en nombre, elle est constituée 
de beaucoup moins d’espèces chimiques différentes. En termes de diversité globale, le brut 
CM possède une distribution d’espèces différentes plus importante que le brut GR, mais qui 
reste inférieure à celle des bruts UM et AK pour les molécules aromatiques soufrées. 
Finalement, ces résultats corroborent les analyses de proportion et indiquent que les bruts 
CM et GR sont très proches structurellement, de la même façon que les bruts UM et AK.  

Les résultats de la figure 39 concordent avec les valeurs d’EACN mesurées pour ces bruts 
(tableau 3). En effet, la proportion de molécules aromatiques soufrées plus importante pour 
les bruts UM et AK augmente la polarité globale de l’huile et diminuent donc leur EACN par 
rapport aux huiles CM et GR. Pour décrire structurellement les espèces, il est également 
possible de visualiser la distribution de chaque famille dans des diagrammes « double-bond 
equivalent » comme présenté sur la figure 41 pour la famille CH. Dans ce diagramme, 
chaque molécule détectée est représentée par un point, avec pour abscisse son nombre de 
carbones et pour ordonnée, son nombre d’insaturations. Le nombre d’insaturations dépend 
du nombre de doubles liaisons ou de cycles saturés (une insaturation) et aromatiques (4 
insaturations dans le cas d’un cycle benzénique). 



Caractérisation des huiles pétrolières et des tensioactifs endogènes 

 

172 

 

La majeure partie de la distribution du brut CM est composée de molécules hydrocarbonées 
aromatiques ayant un DBE entre 8 et de 11 et un nombre de carbones entre 16 et 28. Dans 
le cas du brut GR, cette zone de forte distribution se réduit avec un DBE compris entre 7 et 9 
et un nombre de carbones entre 12 et 28. Les bruts CM et GR possèdent donc des 
hydrocarbures de longueurs de chaine similaires mais avec une aromaticité plus prononcée 
pour le brut CM par rapport à GR. Cette distribution se réduit encore davantage pour le brut 
UM avec un DBE allant de 7 à 8 et un nombre de carbones compris entre 14 et 18. Enfin 
pour le brut AK, on peut remarquer la présence de deux clusters de forte distribution. Le 
premier est analogue à ceux des autres bruts avec un nombre de carbones entre 12 et 28 et 
un DBE allant de 7 à 11. Le second est situé dans le bas du diagramme avec un nombre de 
carbones allant de 16 à 28 et un DBE de 4. Ce dernier cluster correspond à une 
concentration importante de molécules mono-aromatiques allant des isomères du décyl-
benzène au docosyl-benzène avec une forte proportion d’isomères de l’hexadécyl-benzène. 
Le brut AK possède donc une fraction de molécules hydrocarbonées mono-aromatiques plus 
importante que les autres bruts pour lesquels la composition est principalement di-
aromatique. Notons également la faible présence visible de composés mono-aromatiques 
analogues au brut AK dans le cas du brut UM. Cette plus forte proportion de molécules 
mono-aromatiques des bruts AK et UM par rapport aux huiles CM et GR est aussi une 
explication de leurs plus faibles valeurs d’EACN.    

 

Figure IV.41 : Diagramme « Double-bond equivalent » de la famille CH pour les bruts CM (1), GR (2), UM (3) et 
AK (4) étudiés par FT-ICR-MS avec ionisation de type APPI+. Les lignes bleue et rouge correspondent 

respectivement à la limite de planéité pour les molécules non aromatiques et aromatiques  

A partir des diagrammes DBE vs nombre de carbones pour les autres familles de molécules 
CHS1, CHN1 et CHO1 (Annexes 34 à 36), il est possible de déterminer les formules brutes 
des espèces les plus présentes dans chaque famille comme présenté dans le tableau 9. 
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Tableau IV.9 : Formules brutes majoritaires pour chaque famille de molécules et chaque brut étudié 

Type de structure Huile pétrolière 
Formule 

majoritaire 
m/z Structure possible† 

CH 

CM C27H38 362.296798 

 

GR C17H20 224.155972 

 

UM C13H14 170.109029 

 

AK C17H20 224.155965 

 

CHS1 

CM 

C15H14S 226.081092 

 

GR 
UM 
AK 

CHN1 

CM 

C27H33N 371.260787 

 

GR 

UM 

C20H19N 273.151198 

 

AK 

CHO1 

 

CM C21H24O 292.182181 

 

GR C20H16O 272.119581 

 

UM C16H16O 224.119582 

 

AK 

 
C21H20O 288.150859 

 
† : Structure chimique possible obtenue avec la base de données ChemSpider 

Le tableau 9 indique que certaines molécules majoritaires sont présentes dans les différents 
bruts, ce qui est le signe d’une base de molécules communes. C’est particulièrement le cas 
pour la famille CHS1 où le composé C15H14S est le composé majoritaire pour tous les bruts 
étudiés. Cette observation est également valable pour la famille CHN1 où les composés 
C27H33N et C20H19N sont respectivement les molécules majoritaires des bruts CM et GR ainsi 
que des bruts UM et AK. La comparaison des familles CH et CHO1 pour les différents bruts 
amène à des composés majoritaires différents. Enfin la distribution des espèces dans le cas 
des familles CHS1 et CHN1 est assez similaire entre les bruts UM et AK (Annexes 34 et 35) 
indiquant de grandes similitudes de compositions déjà remarquées lors des précédentes 
analyses ATG et RMN. 
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4.4.3. Analyses des matériaux interfaciaux par spectrométrie de masse (FT-
ICR-MS) 

Les matériaux interfaciaux (MI) extraits par voie microémulsion ont été analysés par 
spectrométrie de masse FT-ICR avec une ionisation par électro-spray négative (ESI-). Cette 
technique permet l’ionisation de toutes les molécules pouvant perdre facilement des protons 
tels que les acides naphténiques par exemple. Les données opératoires des analyses sont 
disponibles dans la partie expérimentale. Ces analyses permettent de déterminer la 
proportion des différentes familles chimiques au sein des matériaux interfaciaux extraits 
comme présenté sur la figure 42. 

 

Figure IV.42 : Proportion des différentes familles chimiques au sein des matériaux interfaciaux des bruts extraits 
par voie microémulsion 

Les matériaux interfaciaux extraits des bruts sans ajout de base présentent tous une 
proportion importante de molécules de la famille CHN1O1 sauf pour le brut CM où la famille 
CHS1 est prépondérante. Dans le cas de l’ajout de 1éq de Na2CO3, la répartition d’espèces 
chimiques est très variable d’un brut à l’autre. On observe une augmentation nette des 
molécules de la famille CHN1O1 pour les bruts CM et UM. Dans le cas du brut AK, la 
proportion reste stable à l’inverse du brut GR où cette proportion est fortement diminuée au 
profit des familles de molécules CHS1 et CHO2. La proportion de la famille CHO2 augmente 
également avec l’ajout de base sauf pour le brut CM pour lequel une légère diminution est 
observée. L’augmentation de la proportion de la famille CHO2 en présence de base semble 
logique puisqu’elle contient en grande majorité les acides naphténiques qui deviennent 
fortement hydrophiles une fois neutralisés. Ces résultats sont donc en accord avec les 
mesures de différence d’EACN réalisées précédemment du fait d’une proportion plus 
importante d’espèces hydrophiles au sein du matériau interfacial (en considérant les familles 
CHN1O1 et CHO2) suite à l’ajout de base. Pour mieux visualiser les différences entre les 
acides naphténiques des bruts, les distributions des molécules de la famille CHO2 sont 
comparées, en présence ou en absence de 1éq de Na2CO3. Les figures 43 à 46 présentent 
les cartographies DBE en fonction du nombre de carbones obtenues. 
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Figure IV.43 : Distribution de la famille de molécules CHO2 composant le matériau interfacial du brut CM sans (1) 
et avec ajout de 1éq de Na2CO3 (2) 

 

Figure IV.44 : Distribution de la famille de molécules CHO2 composant le matériau interfacial du brut GR sans (1) 
et avec ajout de 1éq de Na2CO3 (2) 

 

Figure IV.45 : Distribution de la famille de molécules CHO2 composant le matériau interfacial du brut UM sans (1) 
et avec ajout de 1éq de Na2CO3 (2) 
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Figure IV.46 : Distribution de la famille de molécules CHO2 composant le matériau interfacial du brut AK sans (1) 
et avec ajout de 1éq de Na2CO3 (2) 

De manière générale, les distributions présentent toujours deux clusters principaux de 
molécules. Le premier est localisé dans la partie basse du graphique avec 10 à 30 atomes 
de carbones et un DBE variant de 1 à 5. Ce premier cluster correspond aux molécules les 
plus hydrophiles du matériau interfacial qui s’apparentent à des acides carboxyliques 
linéaires ou faiblement aromatiques. Le second cluster concerne les molécules les plus 
lipophiles car elles sont situées dans la partie haute du diagramme avec un nombre de 
carbones entre 30 et 50 et un DBE très élevé allant de 16 à 24. Ces molécules sont donc 
apparentées à des acides carboxyliques fortement encombrés et aromatiques, sûrement très 
proches de la structures des asphaltènes [263,313,314]. La présence de ces molécules 
fortement lipophiles dans les matériaux interfaciaux résulte probablement d’actions 
synergiques comme celles déjà observées dans la littérature entre des asphaltènes et des 
acides carboxyliques linéaires [315–317].  

Malgré ces similitudes, ces représentations confirment que chaque matériau interfacial 
possède sa propre spécificité vis-à-vis de l’ajout de base. La figure 43 montre que le 
matériau interfacial du brut CM présente une perte des molécules ayant un DBE entre 5 et 
10 et un nombre de carbones entre 15 et 35 avec l’ajout de base. Cette perte est en accord 
avec la proportion moins importante de molécules de la famille CHO2 suite à l’ajout de base 
(figure 42). Pour les bruts GR et AK, les figures 44 et 46 indiquent une distribution plus 
fournie du cluster hydrophile de faible DBE suite à l’ajout de base qui est également 
corroboré par les proportions plus importantes de la famille CHO2 (figure 42). Dans le cas du 
brut UM, les distributions indiquées par la figure 45 sont assez similaires suivant l’ajout ou 
non de 1éq de Na2CO3 avec de faibles variations concernant des molécules d’hydrophilie 
intermédiaires ayant un DBE entre 6 et 16 et un nombre de carbones entre 20 et 40. Cette 
forte similitude de distribution se traduit par de plus faibles variations de la proportion des 
molécules de la famille CHO2 du brut UM par rapport à celles des autres huiles pétrolières.  

Notons également la forte proportion de deux molécules particulières se retrouvant dans 
tous les matériaux interfaciaux extraits ayant un DBE de 1 et respectivement 16 et 18 
atomes de carbones. Ces deux molécules correspondent aux acides palmitique et stéarique 
qui sont souvent considérés comme des contaminants issus du matériau plastique utilisé lors 
de l’extraction [318,319]. La proportion importante de ces deux molécules n’est donc pas à 
prendre en compte dans la distribution des espèces des matériaux interfaciaux des bruts. 
Ces différentes distributions permettent de retrouver la structure des molécules les plus 
présentes au sein des principales familles chimiques composant les matériaux interfaciaux 
extraits. Le tableau 10 présente les formules brutes des molécules prépondérantes pour la 
famille CHO2 de chaque matériau interfacial extrait en présence ou pas de 1éq de Na2CO3. 
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Tableau IV.10 : Formules brutes des molécules prépondérantes pour la famille CHO2 de chaque matériel 
interfacial extrait suivant l’ajout ou non de 1éq de Na2CO3. Le ratio d’intensité est calculé par rapport à l’ensemble 

des espèces présentes au sein de la famille CHO2 

Ajout de base Huile pétrolière Formule majoritaire DBE Rapport m/z 
Ratio 

d’intensité (%) 

Sans Na2CO3 

CM 
C47H63O2 16 659,484188 1,20 
C49H67O2 16 687,515523 0,56 
C45H59O2 16 631,453075 0,56 

GR 
C32H43O2 11 459,32684 0,37 
C47H63O2 16 659,484178 0,12 
C45H59O2 16 631,452904 0,07 

UM 
C30H21O2 20 413,155501 0,10 
C24H47O2 1 367,358347 0,09 
C17H33O2 1 269,248488 0,09 

AK 
C34H27O2 21 467,20261 0,24 
C36H31O2 21 495,233943 0,24 
C30H21O2 20 413,155446 0,12 

Avec 1éq Na2CO3 

CM 
C47H63O2 16 659,484408 4,21 
C45H59O2 16 631,453173 0,26 
C49H67O2 16 687,515458 0,13 

GR 
C47H63O2 16 659,48422 0,52 
C45H59O2 16 631,452933 0,25 
C49H67O2 16 687,515396 0,22 

UM 
C47H63O2 16 659,484125 0,19 
C45H59O2 16 631,452814 0,10 
C49H67O2 16 687,515289 0,09 

AK 
C34H27O2 21 467,202634 0,25 
C47H63O2 16 659,484037 0,19 
C20H39O2 1 311,295697 0,11 

Le tableau 10 montre que l’ajout de Na2CO3 contribue à augmenter la proportion de l’acide 
naphténique majoritaire au sein de la famille CHO2 (augmentation du ratio d’intensité). On 
peut également remarquer que certains acides naphténiques sont communs à différents 
matériaux tels que C47H63O2, C49H67O2 ou C45H59O2 et sont majoritairement présents au sein 
de ceux obtenus après ajout de base. Cela indique que certaines espèces sont 
préférentiellement neutralisées et présentes naturellement au sein du matériau interfacial. 
Sur ce point, la différence de ratio d’intensité de l’acide naphténique prépondérant de chaque 
brut suivant l’ajout ou non de base évolue dans le même sens que la différence de ΔEACN 
présenté en figure 26. Cette observation ne peut être réalisée que de manière qualitative car 
les molécules de la famille CHO2 ne sont pas les seules à influencer les propriétés 
d’interface du matériau interfacial. En effet, la présence non négligeable de molécules 
soufrées (familles CHO3S1 et CHO5S1) indiqué par la figure 42 peut également grandement 
influencer les propriétés traduites par le ΔEACN. 

Il faut également souligner que l’ionisation négative ne révèle pas certaines familles qui 
peuvent jouer un rôle à l’interface, comme les molécules des familles CHN1 et CHN2 par 
exemple. Pour estimer la présence de ces espèces au sein des matériaux interfaciaux, des 
analyses par électro-spray en ionisation positive (ESI+) ont été réalisées sur les huiles 
pétrolières avant et après extraction (figure 47). Une analyse plus fine peut aussi être 
envisagée en comparant les distributions des espèces de chaque famille chimique comme 
présentée en annexe 37 pour le brut CM avec la famille CHN1. 
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Figure IV.47 : Comparaison de la proportion des différentes familles détectées par ESI+ entre les huiles 
pétrolières avant et après extraction sans et avec 1éq Na2CO3   

La figure 47 montre clairement qu’une grande majorité des molécules de la famille CHN1 est 
extraite dans le matériau interfacial quelle que soit l’huile pétrolière considérée. En effet, 
l’intensité relative de cette famille devient quasiment nulle après l’extraction. Il en va de 
même pour les espèces des autres familles azotées. A l’inverse, les familles soufrées CHS1 
et CHS2 restent dans l’huile après extraction indiquant une faible affinité de ces espèces 
pour l’interface. Par ailleurs, la proportion des différentes familles ne varie quasiment pas 
entre les huiles après extraction avec et sans ajout de Na2CO3. Cette absence de variation 
est tout à fait logique car l’ajout de base va préférentiellement impacter les molécules acides 
(figure 39) et aura une action négligeable sur les molécules basiques qui sont visibles par 
ESI+. 

En conclusion, les analyses par FT-ICR montrent que les matériaux interfaciaux sont 

enrichis en espèces azotés et oxygénées, incluant les acides naphténiques. La distribution 

des molécules au sein du matériau interfacial se partage entre des molécules de faibles DBE 

et nombre de carbones a priori plutôt hydrophiles, et forts DBE et nombre de carbones, a 

priori plutôt lipophiles. L’action conjointe de toutes ses molécules à l’interface résulte de 

l’activité interfacial du brut facilement quantifiable par mesure du ΔEACN (figure 29). 
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4.4.4. Comparaison des méthodes d’extraction du matériau interfacial 

La littérature référence de nombreuses méthodes d’extraction du matériau interfacial [277–
285], la dernière en date étant celle dite de la « Wet-Silica » [286,287]. Cette méthode est 
présentée comme la plus efficace pour isoler les molécules ayant une affinité pour l’interface. 
Nous avons voulu comparer les matériaux interfaciaux extraits de l’huile DL par voie Wet-
Silica et par voie microémulsion. Les analyses ont été réalisées par FT-ICR-MS en mode 
ESI-. La figure 48 montre les proportions des différentes familles chimiques isolées par ces 
analyses et l’annexe 38 renseigne sur le nombre d’espèces chimiques différentes détectées 
pour chaque famille. 

 

Figure IV.48 : Proportions des différentes familles chimiques du matériau interfacial de l’huile pétrolière DL extrait 
par la méthode Wet-Silica et par microémulsion obtenues par analyses ESI- 

La figure 48 montre que l’intensité obtenue pour les familles chimiques non-halogénées est 
plus importante dans le cas de l’extraction par voie microémulsion que par la méthode Wet-
Silica. Les analyses ayant été réalisées sur le même spectromètre avec les mêmes réglages 
et sur des échantillons en suivant, une comparaison quantitative peut être faite. Ces résultats 
montrent que l’extraction par voie microémulsion permet d’extraire une proportion plus 
importante d’espèces. C’est particulièrement le cas pour les acides naphténiques des 
familles CHO2 et CHO4 (+ 11%). En revanche, les molécules chlorés sont plus présentes au 
sein du matériau interfacial obtenu avec la méthode de la Wet-Silica que par celle de la 
microémulsion. Dans le cas des molécules aromatiques, cette plus forte présence pourrait 
s’expliquer par l’effet stabilisant du chlore monosubstitué sur les électrons π du cycle 
aromatique qui favorise l’adsorption sur les particules de silice hydratées [320].  

L’annexe 38 montre aussi que le nombre de molécules différentes détectées dans le 
matériau interfacial est plus important pour l’extraction par voie microémulsion pour les 
familles non halogénées.  
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Les figures 49 et 50 montrent les distributions pour la totalité des acides naphténiques ainsi 
que les autres molécules ayant une affinité par l’interface (sulfonates, sulfates, nitrates … 

etc.) en considérant la famille CHOxNySz avec x2 ainsi que la famille CHOx avec x2 
correspondant strictement aux acides naphténiques. 

 

Figure IV.49 : Distributions des molécules de la famille CHOxNySz avec x2 extraites de l’huile DL par la méthode 
Wet-Silica (gauche) et par voie microémulsion (droite) 

  

Figure IV.50 : Distributions des molécules de la famille CHOx avec x2 extraites de l’huile DL par la méthode Wet-
Silica (gauche) et par voie Microémulsion (droite) 

On peut remarquer que pour le matériau interfacial extrait par voie microémulsion, la 
distribution est plus fournie dans le bas du diagramme (des DBE faibles entre 0 et 8 et 
nombre de carbones de 10 à 40). La distribution des molécules de DBE plus élevé est 
similaire pour les deux types d’extraction. Notons également que la distribution des 
molécules de la famille CHOx est très similaire à celles obtenues pour les autres matériaux 
interfaciaux (figures 43 à 46) avec deux clusters bien définis. Dans le cas de l’huile DL, le 
cluster de DBE faible est prépondérant, ce qui le rapproche assez de l’huile CM (figure 43). 

Les diagrammes des familles CHOxNySz avec x2 montrent que les espèces des matériaux 
interfaciaux ont globalement des DBE allant de 10 à 30 et des nombres de carbones variant 
entre 20 et 40. Cette comparaison semble indiquer que la technique d’extraction par 
microémulsion est pertinente pour isoler le matériau interfacial d’une huile pétrolière. 
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Conclusion 

Dans ce chapitre, les huiles pétrolières ont été caractérisées par des méthodes physiques 
(densité, viscosité, analyse thermogravimétrique) et chimiques (RMN, spectrométrie de 
masse haute résolution). Ces différentes techniques nous ont permis d’acquérir certaines 
informations structurales et de mettre en évidence la proximité des bruts CM et GR d’une 
part et des huiles UM et AK d’autre part.  

Par ailleurs, nous avons déterminé des EACN par inversion de phase dynamique. On a 
montré que l’EACN n’est pas une valeur absolue et dépend du type de tensioactif utilisé 
(ionique ou non-ionique) et de la variable de formulation employée pour le balayage 
(température ou salinité). Même avec ces limitations, cette grandeur reste pertinente pour 
comparer les propriétés interfaciales des huiles. 

Nous avons également adapté la méthode de la PIT-Slope pour étudier les tensioactifs 
endogènes du brut, plus particulièrement les acides naphténiques. Cette méthode permet de 
donner une valeur d’hydrophilie aux acides naphténiques commerciaux et naturels, et 
permet de comparer ces espèces à des tensioactifs synthétiques en terme d’hydrophilie.  

Enfin, nous avons utilisé l’inversion de phase pour proposer une nouvelle méthode 
d’extraction du matériau interfacial d’une huile pétrolière. Cette méthode semble plus simple 
et plus performante que les méthodes d’extraction proposées dans la littérature car elle 
permet d’accéder à une plus grande distribution d’espèces ayant une affinité pour l’interface. 
Les données analytiques déterminées par spectrométrie de masse apparaissent bien 
corrélées aux variations d’EACN de l’huile avant et après extraction. 
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Chapitre V 

V. Corrélation et prédiction de la formulation 
optimale pour l’EOR 
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Introduction 

Ce dernier chapitre est dédié à l’étude de systèmes SOW réellement rencontrés en EOR. 
L’objectif est de développer des outils d’aide à la formulation de mélanges de tensioactifs 
adaptés à un puit pétrolier donné dont la température et la nature du brut sont imposées. De 
tels systèmes sont extrêmement complexes sur les plans chimiques et physico-chimiques 
pour différentes raisons. La première est que les huiles pétrolières contiennent souvent des 
molécules amphiphiles endogènes (acides naphténiques, asphaltènes) susceptible de 
perturber le film interfacial formé par les tensioactifs ajoutés. Les variations de l’EACN avec 
le système de tensioactifs ou la présence de base décrites dans le chapitre 4 sont des 
exemples probants de l’action de ces amphiphiles endogènes. Ensuite, les systèmes de 
tensioactifs utilisés sont constitués de mélanges de tensioactifs ioniques et non-ioniques qui 
présentent des comportements opposés vis-à-vis de la température et dont l’hydrophilie 
varie aussi différemment en fonction de la salinité (voir Chapitre 3). Il est aussi, par ailleurs, 
peu probable que ces tensioactifs se comportent de façon idéale au sein du film interfacial. 
Cette dernière difficulté résulte du caractère industriel des tensioactifs EOR. En effet, ce sont 
des mélanges de nombreux oligomères qui se partagent différemment entre le film interfacial 
et les phases aqueuse et huileuse. Ce phénomène est particulièrement pénalisant pour les 
tensioactifs de type CiEOj qui, au-delà de leurs températures de trouble, migrent dans la 
phase huileuse et ne jouent plus leurs rôles de co-tensioactif dans le film interfacial.    

Pour aborder l’étude de tels systèmes, il est nécessaire de disposer de descripteurs 
adéquats pour prédire leurs comportements de phase. Dans cette optique, les notions et les 
paramètres étudiés dans les chapitres précédents seront repris pour être appliqués au cadre 
EOR au travers de deux parties distinctes. La première partie concerne l’exploitation de la 
cartographie des tensioactifs étudiés dans le chapitre 3 comme guide de formulation pour 
trouver des formulations équivalentes vis-à-vis des effets de salinité et de température. La 
seconde partie est consacrée à la détermination des paramètres caractéristiques des 
tensioactifs de l’équation classique du HLD à partir des valeurs de SPI-Slope et de PIT-
Slope établies au chapitre 3 et ceux de l’EACN du chapitre 4. Ce chapitre a vocation à être 
un guide pratique pour aider le formulateur à trouver plus rapidement les conditions 
d’obtention de la formulation optimale pour l’EOR. 

 

5.1. Formulations de tensioactif équivalentes pour l’EOR 

Les études antérieures ont permis la création d’une nouvelle cartographie caractérisant 
l’hydrophilie des tensioactifs suivant les influences croisées de la température et de la 
salinité (figure III.32). Outre la caractérisation de l’apport des fonctions chimiques sur 
l’hydrophilie et la comparaison des tensioactifs entres eux, l’intérêt de cette représentation 
est d’être un outil pour accélérer la mise au point de mélanges de tensioactifs aboutissant à 
la formulation optimale. En effet, dans la mesure où les contributions de la température et de 
la salinité sont quantifiées, il devrait être possible de trouver des mélanges de tensioactifs 
ayant les mêmes contributions suivant les paramètres de PIT-Slope et de SPI-Slope 
(équations III.5 et III.8).  

Pour exemplifier notre démarche, nous avons choisi comme référence un mélange de 
tensioactifs ionique/non-ionique déjà connu (tableau II.3), à savoir le système [0,88wt% n-
C16-18PO4SO4Na + 0,62wt% i-C13EO13], qui fournit une formulation optimale à 50°C et à 110 
g.L-1 NaCl avec le brut pétrolier GR. La zone correspondante à l’obtention de la 
microémulsion WIII est schématisée dans la figure 1 par un cercle pointillé.  
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Nous considérons alors 3 systèmes de tensioactifs ionique/non-ionique situés de part et 
d’autre de ce cercle et dont la droite  joignant les points représentatifs des tensioactifs seuls 
coupent le cercle pointillé. Notre hypothèse de travail consiste à supposer que ces nouvelles 
formulations situées à l’intérieur du cercle seront capables de fournir une microémulsion WIII 
avec le même brut et à la même température dans des conditions de salinité proches de 
celle du mélange de référence. La figure 1 présente la zone de mélange envisagée pour 
valider ou invalider cette hypothèse. 

 

Figure V.1 : Position de la zone envisagée pour l’étude de quatre mélanges de tensioactifs supposés équivalents. 
Le cercle pointillé correspond à la composition du mélange [0,88wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,62wt% i-C13EO13] 

donnant une formulation optimale avec le brut GR à 50°C et 110 g.L-1 NaCl. Les quatres droites coupant le cercle 
correspondent aux systèmes supposés équivalents au mélange de référence   

Connaissant la position de la zone recherchée sur la carte, il est assez facile de déduire les 
proportions des deux tensioactifs dans le mélange en considérant les distances les séparant 
du centre M de la zone d’intérêt. En effet, en considérant deux tensioactifs A et B, les 
proportions de chaque espèce dans le mélange peuvent être déduites de l’équation 1. 

𝑥𝐴 =
𝑑𝐵→𝑀
𝑑𝐵→𝐴

𝑎𝑛𝑑𝑥𝐵 =
𝑑𝐴→𝑀
𝑑𝐴→𝐵

(𝑉. 1) 

Où xA et xB sont les proportions molaires des tensioactifs A et B dans le mélange, dA→M et 
dB→M sont respectivement les distances du point A et B au point central M de la zone d’intérêt 
sur la carte, et dA→B la distance séparant le point A du point B. La figure 2 et le tableau 1 
présentent les inversions de phase observées par un balayage en salinité ainsi que les 
valeurs de SPI des quatre systèmes étudiés avec l’huile GR à 50°C. 
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Figure V.2 : Profils d’inversion de phase en salinité des trois mélanges supposés équivalents au mélange de 
référence (courbe noire) avec l’huile GR à 50°C 

Tableau V.1 : Composition des mélanges supposés équivalents et valeurs de SPI obtenues à partir des profils 
d’inversion de phase en salinité avec l’huile GR à 50°C 

Système de tensioactifs 
Meq           

(g.mol-1) 
dPIT/dx              

(°C) 
dSPI/dx       
(g.L-1) 

SPI                                  
(g.L-1) 

0,88wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,62wt% i-C13EO13 654 195 356 113 

0,49wt% n-C16-18PO2SO4Na + 1,01wt% i-C17EO12 646 190 345 106 

0,30wt% SDS + 1,20wt% C12E7 433 194 380 125 

1,21wt% n-C16-18PO7EO5OCH2COONa + 0,29wt% C12E5 762 195 312 NM 

La figure 2 montre que trois des systèmes de tensioactifs testés sont effectivement capables 
de donner une formulation optimale avec des SPI relativement proches de celle du mélange 
de référence, validant l’hypothèse selon laquelle ces mélanges sont bien équivalents. La 
valeur légèrement supérieure de la SPI pour le système 0,30wt% SDS + 1,20wt% C12E7 peut 
s’expliquer par la valeur de SPI-Slope plus élevée de ce mélange par rapport aux autres. 

Cependant, en ce qui concerne le mélange 1,21wt% n-C16-18PO7EO5OCH2COONa + 
0,29wt% C12E5, le signal de conductivité reste élevé sur toute la gamme de salinité, indiquant 
la présence d’une émulsion H/E persistante. Cette absence d’inversion est une conséquence 
de la température de trouble du C12E5 estimée entre 25 et 31°C en l’absence de sel [321]. En 
effet, si la cartographie permet de décrire l’influence des effets croisés de la température et 
de la salinité sur l’hydrophilie des tensioactifs, elle ne permet pas de rendre compte de leurs 
thermo-stabilité en solution aqueuse. La température de travail fixée à 50°C étant bien 
supérieure à la température de trouble du C12E5, il en résulte une migration de ce tensioactif 
dans la phase huileuse et donc une perte d’activité à l’interface. Cette solubilisation est 
accentuée par la capacité de l’huile pétrolière à solubiliser les groupes d’oxyde d’éthylène 
[43,44,147,182,322]. La composition du mélange de tensioactifs réellement à l’interface 
diffère donc de celui mis en solution. En fait, dans le cas présent, seul le tensioactif rallongé 
anionique n-C16-18PO7EO5OCH2COONa présente une activité amphiphile à l’interface. 
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Ce tensioactif ayant une SPI-Slope plus élevée que celle du mélange initial avec 444 g.L-1 
NaCl (tableaux III.8 et III.13), explique le profil de l’émulsion H/E obtenue. Le fait que cette 
carte permette de trouver rapidement un mélange équivalent à un premier système de 
tensioactifs présente un intérêt certain pour le domaine EOR, notamment pour augmenter 
l’efficacité du système de tensioactifs. En effet, une fois que le formulateur a trouvé le 
mélange de tensioactifs adéquat permettant d’obtenir la formulation optimale dans les 
conditions imposées (température du réservoir, salinité de la phase aqueuse, … etc.), cette 
technique peut être utilisée pour trouver des mélanges équivalents de meilleur efficacité 
(augmentant le rapport de solubilisation) sans modifier les conditions d’obtention de la 
formulation optimale. Cette carte peut également être utilisée comme un indicateur pour 
orienter le choix des tensioactifs en vue d’obtenir la formulation optimale dans les conditions 
imposées. En effet, à partir d’un premier système de tensioactifs aboutissant à une salinité 
optimale plus faible que celle requise, il est assez facile de trouver un autre mélange plus 
adapté car l’augmentation des paramètres de SPI-Slope et de PIT-Slope amènent 
nécessairement à des salinités et des températures optimales plus élevées. 

 

5.2. Prédiction des paramètres de formulation à l’optimum 

Le HLD s’exprime selon deux équations différentes suivant que le tensioactif utilisé est de 
type ionique ou non-ionique [90,147]. Dans le cadre EOR, les mélanges de tensioactifs 
ioniques et non-ioniques ne permettent donc pas de définir de façon triviale l’équation à 
utiliser. La solution la plus simple serait de considérer que le HLD du mélange de tensioactifs 
est égal à la somme des HLD des tensioactifs ioniques (HLDI) et non-ioniques (HLDNI) 
pondérés par leurs fractions molaires respectives xI et xNI (Eq. 2 et 3).  

𝐻𝐿𝐷 = 𝑥𝐼 . 𝐻𝐿𝐷𝐼 + 𝑥𝑁𝐼 . 𝐻𝐿𝐷𝑁𝐼 = 𝑥𝐼 . 𝐿𝑛(𝑆
∗) + 𝑥𝑁𝐼 . 𝑏. 𝑆

∗ + 𝐶 = 0(𝑉. 2) 

𝑎𝑣𝑒𝑐𝐶 = 𝜎 + 𝛼 − 𝐸𝑂𝑁 + (𝑥𝐼 . 𝑐𝑇𝐼 + 𝑥𝑁𝐼 . 𝑐𝑇𝑁𝐼)(𝑇 − 25) − (𝑥𝐼 . 𝑘𝐼 + 𝑥𝑁𝐼 . 𝑘𝑁𝐼). 𝐸𝐴𝐶𝑁(𝑉. 3) 

Néanmoins cette approche ne s’est pas avérée satisfaisante pour diverses raisons. La 
première est que l’équation du HLD adopte une forme non linéaire vis-à-vis de la salinité car 
elle varie de manière logarithmique pour le tensioactif ionique et linéairement pour le 
tensioactif non-ionique. Il en résulte que la détermination de la salinité optimale passe par la 
résolution d’une équation non linéaire dont le résultat peut être approché par des méthodes 
de calcul numérique comme indiqué par la figure 3. Ensuite, la résolution de cette équation 
nécessite la connaissance des paramètres k, cT et σ du tensioactif ionique mais également 
ceux du tensioactif non-ionique à savoir k, cT et α-EON. Ces paramètres sont rarement 
décrits dans la littérature pour les tensioactifs rallongés commerciaux et leur détermination 
requiert de nombreux balayages en sel et en huile à différentes températures. Enfin, d’un 
point de vue physico-chimique, il est également difficile d’admettre la linéarité de l’équation 
notamment pour les variables de nombre d’éthoxylats EON pour les non-ioniques et de 
salinité Ln(S) pour les ioniques en fonction de la composition du mélange 
[180,199,246,323,324]. L’emploi de tensioactifs commerciaux de composition non clairement 
définies est aussi un frein à l’emploi du HLD dans la mesure où la formulation optimale peut 
fortement varier avec la concentration en tensioactif, notamment pour les sulfonates 
commerciaux alors qu’elle est normalement indépendante de la concentration pour les 
tensioactifs purs [104,199,246,325,326]. Si cette approche n’est pas adéquate pour les 
applications EOR, elle peut néanmoins être utile dans le cas de systèmes modèles. En effet, 
les paramètres du HLD des tensioactifs purs ainsi que les valeurs d’EACN des huiles 
modèles sont disponibles de façon exhaustive dans la littérature. Dans ce cas, le calcul du 
paramètre C est donc tout à fait envisageable et permet d’estimer rapidement la salinité 
optimale comme indiqué par la figure 3. 
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Figure V.3 : Valeurs de la salinité optimale calculée à partir de l’équation du HLD pour les mélanges de 
tensioactifs ioniques et non-ioniques en fonction de la fraction molaire de tensioactif ionique notée x et du 

paramètre C de l’équation 3 

Cette méthode d’estimation de la salinité optimale semble donc bien appropriée pour les 
systèmes modèles, mais possède un intérêt limité pour les tensioactifs industriels car le 
calcul fastidieux du paramètre C doit être répété pour chaque nouveau lot de tensioactifs. 
L’objectif étant de prédire rapidement le comportement de phase pour les systèmes 
pétroliers, nous avons adopté une seconde approche simplifiée qui requiert une 
détermination réduite de paramètres. D’après les expériences de détermination de la PIT à 
différentes salinités réalisées avec les systèmes pétroliers (figures II.11 et II.13), l’équation 
du HLD pour les tensioactifs ioniques s’est révélée tout à fait satisfaisante mais avec une 
influence importante de la température, matérialisée par un paramètre cT positif, du fait de la 
contribution du tensioactif non-ionique et des bras espaceurs EO et PO du tensioactif ionique 
rallongé. Pour les systèmes SOW destinés à l’EOR, on peut donc écrire l’équation 4 à la 
formulation optimale. 

𝐻𝐿𝐷 = 𝐿𝑛(𝑆∗) − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝜎 + 𝑐𝑇(𝑃𝐼𝑇 − 25) = 0(𝑉. 4) 

En dehors des paramètres de salinité et de température, d’autres paramètres rentrent en 
compte tels que ceux dépendant de l’huile (EACN) ou du système de tensioactifs (k, cT et σ). 
Concernant les paramètres dépendant du système de tensioactifs, Salager et al. ont corrélé 
linéairement le PACN (égal à σ/k) avec la masse molaire du tensioactif dans le cas des alkyl 
benzène sulfonates [35], indiquant que la taille du tensioactif possède une influence sur ses 
propriétés interfaciales. Dans le sens où le PACN dépend directement des paramètres k et 
σ, ceux-ci sont également suspectés de dépendre de la masse molaire. En outre, ces 
paramètres sont également spécifiques à chaque tensioactif, ce qui revient à dire qu’ils 
dépendent directement de leur hydrophilie. L’hydrophilie du système de tensioactifs doit 
nécessairement prendre en compte deux composantes car elle va être impactée par la 
température du fait de la présence du tensioactif non-ionique mais également de la salinité 
avec la présence du tensioactif ionique. Ces deux composantes de l’hydrophilie peuvent être 
traduites par leurs valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope établies précédemment (voir 
Chapitre 3) dans la mesure où elles sont représentatives des influences de la température et 
de la salinité sur les tensioactifs EOR. Suivant cette hypothèse, les paramètres du HLD 
peuvent être exprimés comme étant fonction de la masse molaire équivalente du système de 
tensioactifs ainsi que de ses valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope. Cette relation s’exprime, 
sous sa forme la plus simple, comme une combinaison linéaire de ces différents paramètres 
avec les expressions suivantes : 
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𝑐𝑇 = 𝑓 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) ≈ 𝐴.𝑀𝑒𝑞 + 𝐵.

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 𝐶.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 𝐷𝑎𝑣𝑒𝑐𝐴, 𝐵, 𝐶, 𝐷𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒𝑠(𝑉. 5) 

𝑘 = 𝑓 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) ≈ 𝐸.𝑀𝑒𝑞 + 𝐹.

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 𝐺.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 𝐻𝑎𝑣𝑒𝑐𝐸, 𝐹, 𝐺, 𝐻𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒𝑠(𝑉. 6) 

𝜎 = 𝑓 (𝑀𝑒𝑞,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) ≈ 𝐼.𝑀𝑒𝑞 + 𝐽.

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 𝐾.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 𝐿𝑎𝑣𝑒𝑐𝐼, 𝐽, 𝐾, 𝐿𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒𝑠(𝑉. 7) 

Ensuite, l’EACN est l’unique descripteur de l’influence de l’huile sur les propriétés 
interfaciales. En fait, il dépend fortement du type de tensioactif utilisé pour le mesurer [37]. 
Les exemples de différentes valeurs d’EACN pour une même huile ne manquent pas tels 
que pour le Limonène estimée à 6 par Szekeres et al. avec un balayage en salinité du 
système dihexyl-sulfosuccinate de sodium/limonène/Eau [327], tandis qu’il est estimé à 2 par 
Bouton et al. avec un balayage en température du système C8E4/limonène/Eau [328]. La 
décaline est également un autre exemple probant avec un EACN estimé à 11 par Chang et 
al. par balayage en sels avec un mélange de tensioactifs commerciaux [153], alors qu’il est 
estimé à 5 par Lukowicz et al. avec un balayage en température du système 
C6E4/décaline/Eau [258]. Cet écart dans les valeurs d’EACN résulte des différences 
d’interactions qu’établissent les tensioactifs ioniques et non-ioniques avec l’huile ainsi que de 
la nature de la variable de formulation qui perturbe aussi l’hydrophilie des tensioactifs de 
façon différente. Sur ce point, les expériences précédentes du chapitre 4 confirment cette 
interprétation en proposant des valeurs d’EACN différentes en fonction du type de tensioactif 
utilisé et de la variable de formulation choisie. Dans le cadre EOR, la température est une 
variable fixée par les conditions du réservoir et la variable de formulation privilégiée reste la 
salinité. En conséquence, l’EACN de l’huile déterminé par inversion de phase dynamique en 
température, noté EACNT, semble peu représentatif pour décrire l’effet de l’huile à l’interface 
suivant un balayage en salinité (voir Chapitre 4). En outre, l’EACN déterminé par inversion 
de phase en salinité est plus adapté, d’autant plus qu’il va dépendre de la proportion de 
tensioactif ionique et non-ionique utilisée dans le mélange. En effet, cet EACN déterminé par 
SPI présente des valeurs différentes suivant que le tensioactif est de type ionique EACNS;I 
ou non-ionique EACNS;NI (figure IV.12). Wan et al. ont déjà montré que l’EACN d’un mélange 
d’huile peut s’exprimer comme combinaison linéaire des EACN de chaque huile pondérés 
par leurs fractions molaires dans le mélange [329]. On se propose de reprendre cette 
expression pour l’adapter à la variation de l’EACN avec le type de tensioactif utilisé. On peut 
alors considérer l’expression suivante pour décrire l’EACN des huiles pétrolières par 
variation de salinité, noté EACNS. 

𝐸𝐴𝐶𝑁𝑠 = ∑(𝑥𝑖;𝐼𝐸𝐴𝐶𝑁𝑆;𝐼) + ∑(𝑥𝑖;𝑁𝐼𝐸𝐴𝐶𝑁𝑆;𝑁𝐼)(𝑉. 8)   

Où xi;I et xi;NI sont les fractions molaires de chaque tensioactif ionique et non-ionique dans le 
mélange. EACNS;I et EACNS;NI sont respectivement les EACNS de l’huile déterminés par SPI 
avec les tensioactifs ionique i-C3C7PO4SO4Na et non-ionique C10E4.  

En considérant les paramètres propres au système de tensioactifs utilisé et à l’huile testé, 
l’équation 4 peut être adaptée pour prédire la formulation optimale dans le cas des 
problématiques EOR comme suit : 

𝐿𝑛(𝑆∗) = 𝑘 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) . 𝐸𝐴𝐶𝑁𝑆 − 𝜎 (𝑀𝑒𝑞 ,

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) − 𝑐𝑇 (𝑀𝑒𝑞 ,

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) . (𝑃𝐼𝑇 − 25)(𝑉. 9) 
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Pour tester la validité de cette équation de prédiction, 99 comportements de phase 
regroupant six systèmes de tensioactifs différents incluant des ioniques rallongés et des non-
ioniques ont été évalués par mesure de PIT dynamique à différentes salinités et types d’huile 
pétrolière.  

Les figures 4 à 6 présentent une comparaison entre les valeurs de salinités prédites et 
expérimentales. A partir de cette prédiction, il est possible d’évaluer les valeurs 
expérimentales des paramètres cT, k et σ caractéristiques de chaque système de tensioactifs 
comme indiqué dans le tableau 2. L’annexe 39 regroupe les conditions opératoires des 
systèmes SOW testés. 

 

Figure V.4 : Comparaison entre les valeurs de salinités optimales prédites par l’équation (V.9) et celles 
déterminées expérimentalement pour les systèmes [n-C16-18PO4SO4Na + iC13EO13] et [n-C16-18PO2SO4Na + 

iC13EO13] en présence des bruts CM, GR, UM, AK et AS 

 

 

Figure V.5 : Comparaison entre les valeurs de salinités optimales prédites par l’équation (V.9) et celles 
déterminées expérimentalement pour les systèmes [i-C3C7PO4SO4Na + iC13EO13] et [n-C16-18PO4SO4Na + 

iC13EO13] en présence des bruts GR, UM et AK  
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Figure V.6 : Comparaison entre les valeurs de salinités optimales prédites par l’équation (V.9) et celles 
déterminées expérimentalement pour les systèmes [n-C16-18PO2SO4Na + iC17EO12] et [n-C16-

18PO7EO25OCH2COONa + SDS + iC13EO13] en présence des bruts GR, UM et AK 

Tableau V.2 : Valeurs de masse molaire équivalente, de PIT-Slope, de SPI-Slope et des paramètres cT, k et σ 
déterminés pour chaque système de tensioactifs testé 

Système de tensioactifs 
Meq   

(g.mol-1) 
dPIT/dx 

(°C) 
dSPI/dx 
(g.L-1) 

CT 
(°C-1) 

k σ 

1wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13 640 198 294 0,019 0,08 - 4,41 

1wt% n-C16-18PO2SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13 544 249 295 0,013 0,18 - 3,63 

1wt% i-C3C7PO4SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13 560 268 255 0,007 0,08 - 4,47 

0,88wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,62wt% i-C13EO13 654 195 356 0,022 0,15 - 4,18 

0,49wt% n-C16-18PO2SO4Na + 1,01wt% i-C17EO12 646 190 345 0,022 0,17 - 4,00 

0,52wt% n-C16-18PO7EO25OCH2COONa +           
0,12wt% SDS + 0,86wt% i-C13EO13 

826 296 927 0,015 0,19 - 4,47 

Les valeurs obtenues pour le paramètre k sont du même ordre de grandeur que celles 
disponibles dans la littérature pour les tensioactifs anioniques rallongés qui vont de 0,05 à 
0,17 [150,330]. Pour le paramètre σ, les valeurs obtenues sont sensiblement différentes de 
celles reportées dans la littérature pour les tensioactifs sulfates rallongés qui évoluent entre -
0,2 à -1,9 [150]. A titre d’exemple, dans le cas du n-C16-18PO4SO4Na, cette valeur est 
estimée à -1,48 par Acosta et al. [203], ce qui est très différent de la valeur de -4,41 obtenue 
dans le cas du système [1wt% n-C16-18PO4SO4Na + 0,5wt% i-C13EO13]. Cet écart est dû à la 
présence du tensioactif non-ionique. En effet, ce paramètre σ, étant égal à α-EON pour les 
tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés, atteint des valeurs beaucoup plus basses comprises 
entre -6,4 et -7,1 d’après Salager et al. pour le i-C13EO13 [90]. Ainsi, les valeurs obtenues 
sont logiquement intermédiaires entres celles des tensioactifs ioniques rallongés et des non-
ioniques polyéthoxylés. Pour le dernier paramètre cT, les valeurs expérimentales sont plus 
faibles que celles des tensioactifs non-ioniques polyéthoxylés classiquement estimée à 
0,06°C-1 [90], ce qui est attendu du fait de la présence du tensioactif anionique rallongé peu 
sensible à la température [179]. En outre, la variation du nombre d’éthoxylats du tensioactif 
non-ionique peut également modifier la valeur du paramètre cT [331].  
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Pour vérifier l’hypothèse selon laquelle les paramètres spécifiques au système de 
tensioactifs dépendent bien de la masse molaire équivalente et des paramètres de PIT-
Slope et de SPI-Slope, des corrélations ont été effectuées pour vérifier la validité d’une 
estimation par combinaison linéaire. Les figures 7 et 8 présentent ces corrélations pour les 
paramètres k, σ et cT des systèmes de tensioactifs précédemment testés dans le tableau 2. 
A partir de ces corrélations, il est possible de générer 3 équations caractérisant les 
paramètres spécifiques au système de tensioactifs : 

𝑐𝑇 = −5,10. 10
−5.𝑀𝑒𝑞 − 2,04. 10

−4.
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 4,08. 10−5.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 0,080(𝑉. 10) 

𝑘 = −2,12. 10−3.𝑀𝑒𝑞 − 2,17. 10
−3.
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 1,11. 10−3.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 1,555(𝑉. 11) 

𝜎 = −1,64. 10−2.𝑀𝑒𝑞 − 1,56. 10
−2.
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 7,14. 10−3.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 7,070(𝑉. 12) 

En considérant les figures 7 et 8, la corrélation linéaire est tout à fait satisfaisante pour les 
paramètres cT, σ et k avec des coefficients de corrélation très proches de 1. Comme indiqué 
par les équations 10 à 12, l’augmentation des valeurs de PIT-Slope et de masse molaire 
diminuent les valeurs de cT et σ, tandis que l’augmentation de la SPI-Slope provoque un 
accroissement de ces paramètres. Ce résultat est logique dans la mesure où les tensioactifs 
ayant les paramètres cT et σ les plus faibles sont les tensioactifs ioniques non-rallongés qui 
ont souvent des PIT-Slope élevées et des SPI-Slopes faibles (figure III.32). Dans le cas du 
paramètre k, l’interprétation physico-chimique de l’équation est plus difficile dans le sens où 
ce paramètre n’est pas décrit de façon exhaustive dans la littérature. Le paramètre k des 
tensioactifs rallongés peut néanmoins être approximé par celui des alkyl sulfates avec une 
valeur de 0,11 [150], même si quelques déviations peuvent apparaitre pour certains 
tensioactifs rallongés comportant un nombre important de groupes d’oxyde de propylène 
[150,249,332–334].     

 

 

Figure V.7 : Corrélations linéaires pour les paramètres k et σ en fonction de la masse molaire équivalente Meq et 
des valeurs de PIT-Slope (dPIT/dx) et de SPI-Slope (dSPI/dx) pour les systèmes de tensioactifs précédemment 

testés dans le tableau 2   
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Figure V.8 : Corrélation linéaire pour le paramètre cT en fonction de la masse molaire équivalente Meq et des 
valeurs de PIT-Slope (dPIT/dx) et de SPI-Slope (dSPI/dx) pour les systèmes de tensioactifs précédemment testés 

dans le tableau 2 

Ces corrélations établies à partir de systèmes pétroliers avec des tensioactifs ioniques 
rallongés et non-ioniques polyéthoxylés permettent d’estimer rapidement les conditions de 
température et de salinité pour l’obtention de la formulation optimale en prenant en compte 
l’influence du système de tensioactifs et de l’huile. Comme les paramètres de l’équation 9 
dérivée du HLD classique ont été déterminés à partir de systèmes SOW comportant des 
tensioactifs ioniques rallongés et des non-ioniques, cette corrélation semble être 
exclusivement adaptée à ces types de tensioactif. Pour vérifier cette hypothèse, différentes 
mesures de PIT dynamiques en fonction de la salinité ont été effectuées avec des huiles 
pétrolières et d’autres systèmes de tensioactifs que ceux utilisés dans les corrélations de 
prédiction. La salinité optimale obtenue pour ces systèmes suivant différentes conditions de 
température est comparée avec celle prédite par l’équation 9. La figure 9 présente cette 
comparaison et l’annexe 40 indique les valeurs de salinité optimale prédites et 
expérimentales ainsi que la composition des systèmes SOW testés. 

 

Figure V.9 : Comparaison entre la salinité optimale obtenue pour différents systèmes SOW pétroliers suivant 
différentes conditions de température et celle prédite par l’équation (V.9). Les point noirs indiquent les salinités 
optimales expérimentales vs prédites pour les systèmes SOW utilisés pour la détermination des corrélations 
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Comme le montre cette figure 9, l’équation 9 prédit assez bien la salinité optimale dans le 
cas de mélanges de tensioactifs incluant des tensioactifs ioniques rallongés et non-ioniques 
polyéthoxylés. En revanche, de grandes erreurs de prédiction peuvent être effectuées pour 
les mélanges de tensioactifs comportant des tensioactifs ioniques non-rallongés et des non-
ioniques polyéthoxylés. En effet pour le mélange CEPSA-P900/C12E7 avec l’huile GR, les 
prédictions indiquent une gamme de salinité entre 80 et 110 g.L-1 NaCl alors que la gamme 
réelle s’étend de 10 à 20 g.L-1 NaCl. Dans ce cas particulier, l’encombrement stérique du 
tensioactif bicaténaire CEPSA-P900 ou (n-C10-13)2PhSO3Na, du fait de son groupe phényl 
très proche du sulfonate, ne semble pas permettre une répartition idéale des tensioactifs à 
l’interface [335,336]. Le CEPSA-P900 est donc plus présent à l’interface par rapport au C12E7 
et diminue logiquement la salinité optimale du fait de sa SPI-Slope très faible (-184 g.L-1 
NaCl). Pour les autres systèmes de tensioactifs « non-rallongés », les déviations obtenues 
peuvent s’expliquer par une moindre pénétration de l’interface par rapport aux tensioactifs 
rallongés [150], qui peut induire une répartition inhomogène des tensioactifs à l’interface et 
ainsi fausser la prédiction. Le fait que les tensioactifs rallongés restent plus efficaces pour 
réduire la tension interfaciale que les tensioactifs conventionnels montre tout l’intérêt de 
l’utilisation de cette corrélation dans le cadre de l’EOR [150]. 

 

Conclusion 

Dans ce chapitre, la carte décrivant l’hydrophilie des tensioactifs en fonction de leur thermo-
sensibilité et de leur salino-résistance est employée comme outil d’aide à la formulation pour 
les applications EOR. Cette carte permet l’identification de mélanges de tensioactifs 
équivalents pour une huile pétrolière précise qui ne changent pas les conditions d’obtention 
de la formulation optimale. Cette représentation est donc un outil intéressant pour adapter 
rapidement le système de tensioactifs en vue d’atteindre la formulation optimale, mais 
également pour trouver des mélanges équivalents de meilleure efficacité en terme de 
pouvoir solubilisant. Une nouvelle équation dérivée du HLD a aussi été proposée pour 
prédire les conditions d’obtention de la formulation optimale pour le domaine EOR. Cette 
équation s’appuie sur la prédiction des paramètres classiques du HLD suivant les 
paramètres de PIT-Slope et de SPI-Slope ainsi que sur la détermination d’un EACN 
spécifique au système de tensioactifs introduit dans les chapitres précédents. Cette équation 
prédictive apparait bien adaptée aux systèmes pétroliers incluant des tensioactifs rallongés 
et peut être utilisée pour rapidement estimer la salinité optimale à une température donnée. 
Cette prédiction peut aussi, en théorie, se satisfaire à elle-même pour trouver un système de 
tensioactifs permettant d’obtenir une microémulsion WIII suivant des conditions de salinité et 
de température imposées avec un brut pétrolier inconnu. Dans cette optique, elle peut 
également être utilisée en conjonction avec les modèles prédictifs pour l’EOR déjà existant 
[156–159,181,337].   
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Conclusion générale 

 

Le travail réalisé lors de cette thèse avait pour objectif principal de quantifier l’activité 
interfaciale des espèces amphiphiles naturelles d’une sélection d’huiles pétrolières ainsi que 
de tensioactifs synthétiques commerciaux, afin de proposer des descripteurs pertinents de 
leurs propriétés physicochimiques susceptibles de guider la sélection des tensioactifs pour 
les applications EOR. Le second objectif de ce travail était de développer une nouvelle 
méthode d’identification rapide des conditions d’obtention de la formulation optimale pour 
des systèmes SOW pétroliers et d’estimer le minimum de tension interfaciale H/E atteint, 
comme alternative à la méthode classique d’observation du comportement de phase à 
l’équilibre. Un intérêt particulier devait être porté à la formation de phases visqueuses 
indésirables rencontrées avec certains systèmes pétroliers. 

Pour atteindre ce second objectif, un dispositif expérimental basé sur l’inversion de phase 
dynamique induite par une modification continue de la salinité ou de la température a été 
proposé au chapitre 2. La formulation optimale, définie comme le minimum de tension 
interfaciale des systèmes SOW, se traduit par plusieurs autres phénomènes 
physicochimiques plus faciles à détecter : la formation spontanée d’un système WIII à 
l’équilibre, un minimum de stabilité de l’émulsion sous agitation et son inversion d’un type 
E/H vers H/E ou inversement. Le protocole employé permet un repérage précis de l’inversion 
de phase induite par un balayage en température (PIT) ou en salinité (SPI) (figure 1). 
L’inversion de phase peut être détectée par différentes techniques complémentaires telles 
que la conductimétrie, la rhéologie et la rétrodiffusion de lumière [169,170,174]. 

  

Figure Conclusion.1 : (gauche) Inversion de phase en salinité (SPI) du système 3wt% C10E4/n-octane/NaClaq à 
20°C avec fw = 0,5 enregistré en augmentant (courbe bleue) et en diminuant (courbe rouge) continuellement la 
salinité de la phase aqueuse et valeurs de conductivité des systèmes SOW émulsionnés après pré-équilibrage 

(points noirs). 
(droite) SPI du système 5% AOT/n-Decane/NaClaq à 40°C avec fw = 0,5 enregistrée en diminuant la salinité de la 

phase aqueuse 
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Sur le plan pratique, la conductimétrie reste la méthode de détection de l’inversion de phase 
à privilégier pour les applications EOR, car elle permet de repérer plus précisément la 
salinité optimale quand le ratio eau/huile (WOR) est proche de l’unité. Nous avons montré 
qu’elle était parfaitement applicable aux systèmes pétroliers, formulés avec des mélanges de 
tensioactifs industriels, pour repérer les conditions optimales et aussi pour savoir si le 
système de tensioactifs utilisé est bien adapté au brut (figure 2). En effet, les essais 
d’inversion de phase dynamique de divers bruts pétroliers mettent bien en évidence la 
corrélation entre la présence de phases visqueuses à l’équilibre, avec des tensions 
interfaciales élevées, et la non-inversion de l’émulsion en dynamique. Cette méthode permet 
donc d’identifier rapidement les systèmes qui ne permettent pas d’obtenir les tensions 
interfaciales ultra-basses recherchées. 
 

Une estimation de la valeur de tension interfaciale H/E minimale peut également être 
obtenue à partir du profil d’inversion de phase détecté par rhéologie ou par conductimétrie 
dans le cas de systèmes SOW ne donnant pas de phases visqueuses. La méthodologie 
développée ici est donc performante et beaucoup plus rapide (environ 30 min) que la 
méthode conventionnelle reposant sur l’observation du comportement de phase à l’équilibre 
de systèmes SOW pétroliers dont la mise en équilibre peut nécessiter des semaines voire 
des mois. La rapidité avec laquelle cette méthode détecte la formulation optimale en fait une 
technique de choix pour passer au crible de nombreux tensioactifs et co-tensioactifs 
candidats et pour évaluer l’influence des variables de formulation sur les systèmes EOR. 
Enfin, cette technique est bien adaptée pour déterminer la nature et la concentration des 
additifs à sélectionner pour atteindre le minimum de tension interfaciale (figure II.36). Ce type 
de problématique se rencontre au cours de diverses opérations pétrolières : 
 

• La démulsification du pétrole brut en entrée de raffinerie qui se trouve sous la forme 
d’une émulsion E/H pour laquelle il faut trouver la formulation optimale pour accélérer 
la séparation de phase. 

• Le nettoyage proche-puits, pour diminuer les pertes d’injection lors de la phase de 

récupération secondaire (injection d’eau). 

• La dispersion maritime des hydrocarbures pour favoriser la formation de fines 

goutellettes d’huile dans l’eau du fait de la baisse de tension interfaciale. Les 

hydrocarbures ainsi traités deviennent plus facilement métabolisables par les micro-

organismes marins. 

 
Figure Conclusion.2 : Repérage de la formulation optimale du système [n-C16-18PO4SO4Na + i-C13EO13]/Huile 

GR/NaClaq à WOR=1 et à 55°C par SPI dynamique en diminuant la salinité de la phase aqueuse (courbe rouge) 
et par mesure de tension interfaciale H/E (points noirs) du système à l’équilibre 
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Outre le gain de temps pour repérer la formulation optimale de systèmes SOW industriels, 
les inversions de phase dynamique salino- et thermo-induites présentent un grand intérêt sur 
le plan académique. Elles peuvent être utilisées pour étudier l’influence de la température et 
de la salinité sur les propriétés amphiphiles des tensioactifs et fournir ainsi des descripteurs 
pertinents facilitant le choix des tensioactifs les plus appropriés pour une application donnée. 
Cet aspect de la méthode est traité de façon approfondie dans le chapitre 3 où de nombreux 
tensioactifs purs et industriels ont été étudiés en mesurant leur influence sur la PIT et la SPI 
d’un système SOW de référence C10E4/n-octane/Eau. 

La méthode d’évaluation de l’hydrophilie, appelée PIT-Slope [223,224], a permis un 
classement des tensioactifs EOR qui s’est révélée être en accord avec leurs caractéristiques 
moléculaires, (longueur de la chaîne hydrocarbonée, nombre de groupes d’oxyde d’éthylène 
EO et de propylène PO). Si l’impact de la température sur l’hydrophilie des tensioactifs 
demeure une donnée importante, l’effet de la salinité l’est plus encore car c’est la variable de 
balayage en EOR. Ces mesures ont permis de construire une nouvelle méthode de 
classification des tensioactifs, appelée SPI-Slope, qui traduit l’impact de la salinité sur leur 
hydrophilie effective. Cette méthode est analogue à celle de la PIT-Slope avec comme 
variable de formulation la salinité, changée en continu en utilisant la technique de l’inversion 
de phase dynamique décrite au chapitre 2.  

La SPI-Slope permet de classer de manière relative les tensioactifs suivant leur salino-
résistance. Elle permet également de quantifier la contribution des différents groupements 
chimiques à l’hydrophilie et à la sensibilité au sel des tensioactifs. C’est donc un descripteur 
de choix pour expliquer les variations de salinité optimale observées lorsqu’on remplace un 
tensioactif EOR par un autre. L’utilisation conjointe de la SPI-Slope et de la PIT-Slope a 
permis de construire la première carte traduisant graphiquement l’influence de la 
température et de la salinité sur l’hydrophilie des tensioactifs (figure 3). Grace à cette 
nouvelle représentation, il est facile de savoir, à partir de la position du tensioactif sur la 
carte, si son hydrophilie est plus influencée par des variations de température ou de salinité. 
En plus d’être un outil intéressant pour concevoir de nouveaux tensioactifs adaptés à une 
application donnée, cette représentation pourrait être utilisée pour effectuer des contrôles 
qualités sur des tensioactifs industriels et vérifier leur conformité par rapport à des 
échantillons de référence.  

Le chapitre 5 présente un exemple pratique d’utilisation de cette représentation dans le 
cadre EOR où elle permet, pour une huile pétrolière donnée, l’identification de mélanges de 
tensioactifs équivalents qui ne changent pas les conditions d’obtention de la formulation 
optimale (figure V.1) mais qui peuvent présenter une efficacité supérieure en terme de 
pouvoir solubilisant. 
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Figure Conclusion.3 : Carte 2D représentant l’hydrophilie globale des tensioactifs suivant l’influence de la 
température (PIT-Slope) et de la salinité (SPI-Slope)  

Les résultats décrits dans le chapitre 3 apportent une réponse partielle à l’objectif principal 
de la thèse en fournissant deux descripteurs rendant compte de l’impact de la salinité et de 
la température sur l’activité interfaciale des tensioactifs utilisés en EOR. L’étude des espèces 
amphiphiles endogènes a été effectuée dans le chapitre 4 où l’hydrophilie d’acides 
naphténiques naturels et commerciaux a été caractérisée suivant la méthode de la PIT-
Slope. Les résultats obtenus indiquent que la structure aliphatique et aromatique ainsi que la 
position du groupement carboxylate du tensioactif endogène influent énormément sur son 
hydrophilie. Cette méthode peut aussi permettre de comparer ces espèces de manière 
relative avec les valeurs des tensioactifs synthétiques déterminées dans le chapitre 3. Ce 
chapitre présente également une nouvelle méthode d’extraction du matériau interfacial d’un 
pétrole brut. Cette extraction est basée sur la formation d’une microémulsion triphasique 
C10E4/Brut + décaline/Eau qui concentre les amphiphiles endogènes du pétrole au sein de la 
phase médiane. Le prélèvement de cette phase permet d’isoler le matériau interfacial qui est 
analysé par spectrométrie de masse haute résolution (FT-ICR). Ces analyses montrent que 
l’extraction du matériau interfacial par des microémulsions optimales permet d’isoler plus 
d’espèces polaires que les méthodes précédemment décrites dans la littérature.  

Le chapitre 4 décrit également la mesure de la lipophilie apparente des bruts (EACN) par 
inversion de phase dynamique en température et en salinité. Cette double approche montre 
que les valeurs de EACN ainsi déterminées ne sont pas univoques comme le supposent les 
expressions classiques du HLD car elles dépendent du type de tensioactif utilisé (ionique ou 
non-ionique) et de la variable de formulation employée pour le balayage (température ou 
salinité). Cette variation de la valeur de l’EACN s’explique par les effets antagonistes de la 
salinité et de la température sur les tensioactifs ioniques ainsi que les différents modes de 
diminution de l’hydrophilie qu’ils induisent sur les tensioactifs non-ioniques (figure 4).  
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Cette étude permet d’établir sans ambiguïté la non-universalité du concept d’EACN comme 
descripteur d’hydrophobie des huiles. 

 

Figure Conclusion.4 : Comparaison entre l’EACN des huiles déterminé par variation continue de la salinité avec le 
tensioactif ionique i-C3C7PO4SO4Na (EACNS;I) et le tensioactif non-ionique pur C10E4 (EACNS;NI) 

Enfin le chapitre 5 présente une synthèse de tous les descripteurs déterminés dans les 
chapitres précédents pour les tensioactifs synthétiques et les huiles pétrolières. Nous avons 
été amenés à proposer une nouvelle équation de prédiction de la formulation optimale plus 
adaptée au domaine des applications EOR que la version classique du HLD. Cette équation 
s’appuie sur la prédiction des paramètres classiques du HLD suivant les descripteurs de PIT-
Slope et de SPI-Slope ainsi que sur la détermination d’un EACN spécifique au système de 
tensioactifs.  

𝐿𝑛(𝑆∗) = 𝑘 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) . 𝐸𝐴𝐶𝑁𝑆 − 𝜎 (𝑀𝑒𝑞 ,

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) − 𝑐𝑇 (𝑀𝑒𝑞 ,

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) . (𝑃𝐼𝑇 − 25)(1) 

Avec les paramètres spécifiques de l’équation ci-dessous : 

𝑐𝑇 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) = 𝐴.𝑀𝑒𝑞 +𝐵.

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 𝐶.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 𝐷𝑎𝑣𝑒𝑐𝐴, 𝐵, 𝐶, 𝐷𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒𝑠(2) 

𝑘 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) = 𝐸.𝑀𝑒𝑞 + 𝐹.

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 𝐺.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 𝐻𝑎𝑣𝑒𝑐𝐸, 𝐹, 𝐺, 𝐻𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒𝑠(3) 

𝜎 (𝑀𝑒𝑞 ,
𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
,
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
) = 𝐼.𝑀𝑒𝑞 + 𝐽.

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
+ 𝐾.

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
+ 𝐿𝑎𝑣𝑒𝑐𝐼, 𝐽, 𝐾, 𝐿𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒𝑠(4) 

𝐸𝐴𝐶𝑁𝑠 =∑(𝑥𝑖;𝐼𝐸𝐴𝐶𝑁𝑆;𝐼) +∑(𝑥𝑖;𝑁𝐼𝐸𝐴𝐶𝑁𝑆;𝑁𝐼)(5) 

Cette équation prédictive apparait adaptée aux systèmes pétroliers incluant des tensioactifs 
rallongés et pourrait être utilisée pour estimer la salinité optimale à une température donnée 
(figure 5).  
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Cette prédiction pourrait aussi être utilisée pour trouver un système de tensioactifs 
permettant d’obtenir une microémulsion WIII suivant des conditions de salinité et de 
température imposées avec un brut pétrolier inconnu. 

 

Figure Conclusion.5 : Comparaison entre la salinité optimale obtenue pour différents systèmes SOW pétroliers 
suivant différentes conditions de température et celle prédite par l’équation (V.9). Les points noirs indiquent les 
salinités optimales expérimentales vs celles prédites pour les systèmes SOW utilisés pour la détermination des 

corrélations 

En conclusion, ce travail montre que les inversions de phase dynamiques thermo- ou salino- 
induites sont des techniques excellentes pour évaluer quantitativement l’amphiphilie des 
tensioactifs endogènes et exogènes. Elles permettent également de prédire le comportement 
de phase à l’équilibre de systèmes SOW à WOR=1 y compris lorsque les tensioactifs sont de 
grade technique et les huiles extrêmement complexes comme les bruts pétroliers. Le champ 
d’application de l’inversion de phase dynamique dépasse largement le cadre EOR et des 
applications sont envisageables dans les domaines de l’agroalimentaire, la détergence, la 
pharmacie ou la cosmétique.  

Sur le plan académique, ces deux méthodes d’inversions de phase dynamiques pourraient 
être utilisées pour déterminer rapidement et précisément les paramètres τ et δ de l’équation 
« normalisée » du HLD (Eq. 6) exprimant la sensibilité des tensioactifs non-ioniques à la 
température et à la salinité [37]. Il suffit en effet de représenter graphiquement l’évolution 
linéaire des températures T* et des salinités S* d’inversion de phase des systèmes 
Tensioactif/n-alcanes/NaClaq en fonction du nombre de carbones des n-alcanes. Dans ces 
conditions, l’équation 6 se simplifie car, à la formulation optimale, HLDN est égal à 0 et 
l’EACN des n-alcanes est, par définition, simplement égal au nombre de carbones. 
L’ordonnée à l’origine de la droite fournit la valeur du PACN du tensioactif et la pente permet 
d’en déduire les valeurs de τ ou de δ suivant que la variable de formulation est la 
température ou la salinité. 

𝐻𝐿𝐷𝑁 = 𝑃𝐴𝐶𝑁 − 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝜏(𝑇 − 25) + 𝛿[𝑆𝑒𝑙𝑠](6) 

Une autre application envisageable de l’inversion de phase salino-induite serait de comparer 
l’influence de différents sels sur la salinité optimale. Cette approche originale permettrait de 
jeter un nouveau regard concernant les effets de sels sur l’amphiphilie effective des 
tensioactifs et de confronter les résultats à la position des anions et cations du sel étudié 
dans la série d’Hofmeister. 
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6.1. Mesures d’inversion de phase 

6.1.1. Mesures de PIT 

10mL du système SOW choisi est préparé dans un vial de 20 ml (hauteur 55 mm et de 
diamètre 25 mm) en utilisant une solution aqueuse de 10-2M NaCl pour obtenir un signal 
détectable en conductivité. Le système est maintenu sous agitation continue en utilisant un 
barreau magnétique en forme de croix (18 mm de diamètre) à 500 rpm dans le cas d’huiles 
modèles et à 900 rpm dans le cas d’huiles pétrolières. Un premier cycle de 
chauffage/refroidissement est effectué avant toute mesure pour assurer une répartition 
homogène des composants au sein de l’émulsion. Cette émulsion est ensuite maintenue 
sous agitation à une température initiale environ 10°C en dessous de la PIT supposée 
pendant 10 minutes pour atteindre l’équilibre thermique. L'échantillon est ensuite soumis à 
deux cycles de chauffage/refroidissement à une vitesse imposée de 1°C.min-1. La 
température de l'eau employée pour la thermorégulation est contrôlée à l’aide d'un ministat 
HUBER 125. La conductivité et la température sont mesurées simultanément par un 
conductimètre CDM 210 de MeterLab® équipé d'une sonde en platine couplée 
conductimétrie/température modèle CDC741T de Radiometer Analytical®. Le logiciel utilisé 
a été conçu au laboratoire sur une plate-forme LabVIEW 7.1 de National Instruments® pour 
effectuer l'acquisition en temps réel à raison de 2 données par seconde. Les profils de 
conductivité en fonction de la température pour les deux cycles de chauffage/refroidissement 
sont obtenus par traitement via Excel®. La méthode des tangentes parallèles est utilisée 
pour déterminer la température d'inversion de phase (PIT) du système grâce au logiciel de 
traitement de données Regressi®. La valeur de PIT indiquée est la moyenne des quatre 
températures déterminées sur les profils de chauffage et de refroidissement avec un écart 
type caractéristique de 0,5°C.  

Pour une détection de l’inversion de phase en viscosité, le système SOW est gardé à 
l’équilibre et à 10°C pendant 24 heures avant d’être agité avec un ultra-turrax IKA pendant 
30 secondes à 12000 rpm. A la suite de l’homogénéisation, 2mL du mélange est 
immédiatement placé sur un rhéomètre Kinexus conçu par Malvern® en vue d’une 
caractérisation rhéologique avec un mobile adapté. Les mobiles utilisés lors de cette étude 
sont les mobiles cône-plan de 6 cm de diamètre et 2° d’inclinaison modèle CP2/60 
SS0078SS et cylindre coaxial de longueur 37 mm et de diamètre 34mm modèle MC34 
SL0002SS avec son contenant de 30 mL modèle PC37 C0011AL. L’expérience est réalisée 
via une rampe ascendante de température de 1°C.min-1 effectuée par effet Peltier et avec 
une vitesse de cisaillement de 500 s-1 ou 1100 s-1 suivant la viscosité initiale de l’émulsion. 

Dans le cas d’une détection de l’inversion de phase par rétrodiffusion de lumière, le système 
SOW est agité à 1000 rpm et la température est mesurée via une sonde indépendante de 
type T101 conçue par Radiometer Analytical®. La mesure de rétrodiffusion de lumière est 
assurée par une deuxième sonde munie d’une fibre optique USB2000+ émettrice et 
réceptrice de OceanOptics®. La source lumineuse utilisée est de type halogène modèle HL-
2000-FHSA et le logiciel de traitement de données utilisé est SpectraSuite®. Les montées et 
descentes en température sont effectuées à la vitesse de 1°C.min-1 aux longueurs d’onde de 
690 et 760 nm pour les bruts pétroliers et 525, 570, 620 et 675 nm pour les huiles modèles. 
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6.1.2. Mesures de SPI 

10 mL du système SOW choisi est préparé dans une cellule d’émulsification thermorégulée 
de 50 mm sur 140 mm (figure II.16). Les inversions de phase dynamiques par changement 
de salinité sont obtenues par variation continue de la concentration en sel de la phase 
aqueuse et sont détectées par mesure conductimétrique. La figure 1 présente les cotes de la 
cellule d’émulsification utilisée. 

 

Figure VI.1 : Description géométrique de la cellule d’émulsification utilisée pour les expériences de SPI 

La conductivité est enregistrée de la même façon que pour les mesures de PIT décrites en 
6.1.1. Les données obtenues sont enregistrées via la plateforme LabVIEW 7.1 de National 
Instruments® qui effectue l'acquisition en temps réel de la conductivité, de la température et 
du temps toutes les secondes. Le volume de l’échantillon évolue lors de l’expérience en 
partant de 10mL pour arriver à 20mL. Durant l’expérience, l’échantillon est sous agitation 
continue à 500 rpm pour les huiles modèles et à 900 rpm pour les huiles pétrolières à l’aide 
d’un barreau magnétique en forme de croix. La température est également maintenue 
constante lors de l’expérience grâce à un ministat HUBER 125. Pour modifier de façon 
continue la salinité, une solution aqueuse contenant le système de tensioactifs et du sel 
(NaCl) concentré ou dilué est ajoutée à l’échantillon initial suivant un débit contrôlé de 0,05 
mL.min-1 grâce à un pousse-seringue Terumo® de 10mL conçu par KdScientific® modèle 
SS+10ES1. De manière simultanée, la phase huile est introduite à un débit équivalent pour 
maintenir le WOR constant ou à un débit différent selon le cas envisagé (maintien de la 
fraction massique entre les phases huileuse et aqueuse). L’utilisation d’un débit de 0,05 
mL.min-1 pour la phase aqueuse représente le meilleur compromis entre la durée de 
l’analyse et la cinétique réduite de perturbation de l’émulsion par l’augmentation de salinité, 
assurant ainsi des résultats reproductibles comme indiqué par la figure 2. 
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Figure VI.2 : Impact du débit de la solution aqueuse sur le profil d’inversion de phase dynamique en salinité selon 
une augmentation (gauche) et une diminution (droite) de la concentration en sel (NaCl) pour le système modèle 

3wt% C10E4/n-octane/NaClaq à 20°C avec un ratio massique fw = 0,5. Les expériences ont été réalisées avec une 
vitesse d’agitation de 900 rpm. 

La procédure permet d’augmenter ou de diminuer continuellement la concentration en sel de 
la phase aqueuse de l’émulsion sous agitation sans aucune modification du ratio Eau/Huile 
ou de la concentration en tensioactifs. Augmenter la concentration en sel de la phase 
aqueuse requiert la dissolution d’une grande quantité de sel dans une phase aqueuse 
contenant des tensioactifs qui sont la plupart du temps peu résistants au sel. Pour éviter des 
problèmes d’inhomogénéité lors de l’injection, l’expérience inverse est souvent réalisée, à 
savoir la diminution de façon continue de la concentration en sel de l’échantillon par injection 
d’une solution aqueuse de tensioactifs sans sel. Cette expérience est notamment plus 
appropriée à l’étude des systèmes pétroliers pour lesquels l’obtention de la formulation 
optimale nécessite des concentrations en sel élevées. Une telle expérience peut être 
réalisée en 30 minutes.  

La concentration en sel de la phase aqueuse, notée S(t) et exprimée en g.L-1 NaCl, peut être 
calculée à chaque instant de l’expérience par la relation suivante. 

𝑆(𝑡) =
𝑆0𝑉0 + 𝑡. 𝑆𝑖𝑄𝑖
𝑉0 + 𝑡. 𝑄𝑖

(𝑉𝐼. 1) 

Où S0 et Si sont les concentrations initiale et ajoutée en sel à l’émulsion de départ. t est le 
temps exprimé en minutes, V0 est le volume de phase aqueuse initial exprimé en mL et Qi 
représente le débit de la solution aqueuse injectée en mL.min-1. Les valeurs de SPI sont 
déterminées à partir du profil d’inversion grâce à la méthode des tangentes applicable à 
partir du logiciel de traitement de données Regressi®. Les valeurs obtenues sont données 
suivant une précision de ± 0.5 g.L-1 NaCl. 
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6.1.3. Mesure de PIT-Slope 

10mL du système 3wt% C10E4/n-octane/10-2M NaCl est préparé dans un vial de 20ml en 
versant 4,25 g d´une solution 10-2M NaCl, 4,25 g d´octane, et 0,263 g de C10E4. Un premier 
cycle de chauffage/refroidissement est effectué pour vérifier la PIT du système de référence 
(23,9°C). Par la suite le tensioactif à caractériser est graduellement ajouté au système de 
référence et la PIT est mesurée entre chaque ajout conformément au protocole défini au 
6.1.1. La conductivité et la température sont également enregistrées de la même façon que 
pour les mesures de PIT décrites en 6.1.1. Suite à ces mesures, les valeurs de PIT obtenues 
sont exprimées en fonction de la concentration en tensioactif ajouté dans le mélange de 
référence. La régression linéaire des valeurs de PIT en fonction de cette concentration 
donne la valeur de PIT-Slope du tensioactif. 

 

6.1.4. Mesure de SPI-Slope 

Pour la mesure de SPI-Slope, le système 3wt% C10E4/n-octane/H2O est préparé de façon 
analogue à la méthode de la PIT-Slope. Le même montage expérimental que celui de 
l’inversion de phase en salinité (SPI) défini au 6.1.2 est utilisé pour réaliser la mesure suivant 
un gradient ascendant de salinité. La phase aqueuse concentrée en NaCl est ajoutée suivant 
un débit de 0,05 mL.min-1 alors que l’octane est ajouté avec un débit de 0,084 mL.min-1 pour 
garder une fraction massique entre l’eau et l’huile constante. De la même façon, la solution 
de n-octane contient 6wt% de C10E4 solubilisé pour conserver une concentration constante 
de 3wt% de C10E4 dans l’échantillon durant la mesure. Chaque mesure de SPI est précédée 
par l’ajout d’une certaine concentration du tensioactif à caractériser au système de 
référence. La concentration en tensioactif à caractériser n’étant pas maintenue constante 
lors de la mesure, elle doit être recalculée à l’obtention de la SPI par la relation suivante. 

𝐶𝑇𝐴(𝑆𝑃𝐼) =
𝑚𝑇𝐴

𝑚𝑎𝑞 +𝑚𝐻𝑢𝑖𝑙𝑒 +𝑚𝐶10𝐸4 + 𝑡𝑆𝑃𝐼(𝑄𝑎𝑞 . 𝑑𝑎𝑞 +𝑄𝐻𝑢𝑖𝑙𝑒 . 𝑑𝐻𝑢𝑖𝑙𝑒)
(𝑉𝐼. 2) 

Avec maq, mHuile et mC10E4 qui sont respectivement les masses initiales d’eau, de n-octane et 
de C10E4 (g) dans le mélange de référence. Qaq et QHuile sont respectivement les débits 
massiques de phase aqueuse et huileuse injectées (mL.min-1) avec daq et dHuile leurs densités 
associées (g.mL-1). tSPI représente le temps nécessaire pour obtenir la SPI en minutes.  

Suite à ces mesures, les valeurs de SPI obtenues sont exprimées en fonction de la 
concentration en tensioactif ajouté dans le mélange de référence. La régression linéaire des 
valeurs de SPI en fonction de cette concentration donne la valeur de SPI-Slope du 
tensioactif. 

 

6.1.5. Extraction du matériau interfacial et mesure de ΔEACN 

Les échantillons utilisés pour l’extraction du matériel interfacial sont préparés sur 20 g au 
total avec un rapport massique équivalent entre l’eau et l’huile. La phase huile contient 
50wt% de brut ainsi qu’une masse équivalente de décaline, qui n’a aucune activité 
interfaciale, mais permet une formation du système microémulsion WIII requis pour 
l’extraction. Pour faciliter l’analyse en spectrométrie de masse, le tensioactif ultra-pur C10E4 
est utilisé pour réaliser l’extraction. Toutes les quantités sont référencées dans le tableau 1 
ci-dessous.  
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La formulation optimale est repérée par inversion de phase dynamique en température et le 
système WIII recherché est obtenu suite à la mise à l’équilibre du mélange à la PIT. De la 
valeur de PIT est déduit l’EACN de la phase huile avant extraction grâce à la corrélation 
entre la PIT des n-alcanes avec leurs ACN (voir Chapitre 2 et 4). Quand l’équilibre est 
atteint, la phase médiane est physiquement retirée à la température optimale grâce à une 
seringue de 2,5mL de marque Terumo®. Cette phase médiane est alors maintenue à une 
température de 4°C pour permettre son déphasage. A la suite de ce déphasage, la phase 
aqueuse contenant l’eau, le C10E4 et tout le matériel interfacial extrait est retirée par la même 
méthode et conditionnée pour une analyse ultérieure. Les échantillons sont transparents et 
stables dans le temps et vis-à-vis de la température. Pour la détermination de l’EACN après 
extraction, la même expérience de PIT est réalisée dans les mêmes conditions avec la 
phase huile surnageante du système WIII à l’équilibre obtenue précédemment. Le ΔEACN 
est calculé par différence entre les EACN obtenus après et avant extraction. 

Tableau VI.1 : Quantités utilisés et rendements d’extraction associés pour les échantillons de matériel interfacial 

Brut utilisé  
H2O 
(g) 

C10E4 
(g) 

Brut 
(g) 

Decaline 
(g) 

PIT 
(°C) 

MI extrait 
(g) 

Rendement 
apparent (%) 

CM 9,702 0,601 4,862 4,835 18,3 1,025 21,09 

CM + 1éq Na2CO3 9,902 0,612 4,958 4,947 26,8 1,090 21,98 

GR 9,701 0,600 4,849 4,859 17,5 0,157 3,25 

GR + 1éq Na2CO3 9,709 0,600 4,840 4,877 18,9 0,534 11,04 

UM 9,708 0,607 4,859 4,860 17,0 0,218 4,48 

UM + 1éq Na2CO3 9,708 0,612 4,851 4,859 17,0 0,583 12,02 

AK 9,707 0,613 4,853 4,870 16,1 0,783 16,14 

AK + 1éq Na2CO3 9,707 0,606 4,855 4,852 16,3 0,595 12,25 

DL 9,711 0,610 4,869 4,866 15,4 0,199 4,09 

 

6.2. Etude de stabilité des émulsions suite à l’extraction du 
matériel interfacial 

Les émulsions pétrolières réalisées dans le but de vérifier l’efficacité de l’extraction du 

matériau interfacial par voie microémulsion ont été analysées sur un Turbiscan modèle AGS 

équipé d’une source lumineuse infrarouge incidente (λ=880 nm) conçu par Formulaction®. 

Les analyses sont basées sur la théorie de la diffusion multiple de la lumière [338]. 

L’évolution de la stabilité de l’émulsion est mesurée par enregistrement de la lumière 

transmise à 180° et rétrodiffusée à 45°. Les déstabilisations d’émulsions étants assez 

rapides, la mesure de transmission est suffisante pour statuer sur l’état de stabilité de 

l’échantillon. Dans le cas contraire, l’analyse du signal rétrodiffusé peut également 

renseigner sur l’état de stabilité de la phase dispersée, notamment pour les émulsions très 

obscures [339]. Les différentes émulsions ont été réalisées sur 10mL en mélangeant 2mL de 

phase aqueuse à 10 g.L-1 NaCl avec 8mL de phase huileuse composée de chaque brut 

(avant ou après extraction) dilué dans la décaline de manière à avoir une concentration 

d’asphaltènes de 1000 ppm. Les différents échantillons sont maintenus à l’équilibre et à 

température ambiante pendant 24 heures avant d’être émulsionnés pendant 2 minutes à 

8000 rpm à l’aide d’un ultra-turrax modèle IKA.  
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La conductivité des émulsions est directement mesurée à la suite de l’agitation suivant le 

même dispositif utilisé pour la mesure de l’inversion de phase, puis l’échantillon est placé 

dans le Turbiscan AGS pour mesurer l’évolution de la stabilité de l’émulsion à raison de 1 

scan toutes les 10 minutes. La mesure de stabilité est effectuée jusqu’à la déstabilisation 

complète de l’échantillon.  

Après les analyses, les résultats sont traités par le logiciel de traitement de données 

Turbisoft Lab de Formulaction® qui permet de compiler tous les scans effectués lors de 

l’analyse pour représenter le pourcentage de lumière transmise et rétrodiffusée en fonction 

du temps et de la hauteur de l’émulsion.           

 

6.3. Mesure de tension interfaciale 

Les tensions interfaciales sont mesurées à l’aide d’un tensiomètre à goutte tournante modèle 
SDT conçu par KRÜSS GmbH® permettant des mesures jusqu’à des valeurs de 10-6 mN.m-

1. Les mesures ont été effectuées sur des systèmes SOW équilibrés à une température de 
55°C et suivant différentes concentrations en sel dans la phase aqueuse. Les différentes 
phases de ces systèmes (aqueuse, huile et microémulsion) sont séparées puis conservées à 
55°C durant une heure avant d’effectuer la mesure de tension interfaciale. Pour les systèmes 
SOW formant des microémulsion de type WI et WII à l’équilibre, une goutte de la phase huile 
(entre 2 et 10μL) est insérée dans un capillaire rempli avec 1mL de phase aqueuse. Pour les 
systèmes SOW présentant des microémulsion de type WIII à l’équilibre, une goutte de 2μL 
de phase huile contenant une petite proportion de phase médiane (moins de 1μL) est 
insérée dans le capillaire rempli de 1mL de phase aqueuse pour obtenir des mesures stables 
et représentatives comme indiqué dans la littérature [201].  

Toutes les mesures ont été effectuées après une stabilisation complète du système SOW à 
l’intérieur du capillaire avec un volume de goutte constant. Chaque mesure a été répétée sur 
plus de 5 gouttes différentes en utilisant l’équation de Young-Laplace (Eq. 3). 

∆𝑃 = 2𝛾𝐻 = 𝛾 (
1

𝑅1
+
1

𝑅2
)(𝑉𝐼. 3) 

Où ΔP est la différence de pression de Laplace de part et d’autre de l’interface.  est la 
tension interfaciale. H représente la courbure moyenne avec R1 et R2 les rayons de courbure 
principaux [340]. Pour chaque goutte analysée, les valeurs de tension interfaciales ont été 
mesurées avec une précision de ±1.10-6 mN.m-1 comme indiqué par le fournisseur. Les 
valeurs reportées (Figures II.18 et II.19) sont les moyennes des valeurs obtenues pour 5 
gouttes différentes avec une déviation de 30% pour les systèmes WIII et de 20% pour les 
systèmes WI et WII. 

 

6.4. Analyse thermogravimétrique 

Les expériences d'analyse thermogravimétrique (ATG) sont réalisées avec un appareil conçu 
par TA Instruments® de modèle TGA Q500. Environ 20 mg de chaque composé sont placés 
dans une nacelle en platine et une rampe de température de 10°C/min est appliquée de 
25°C à 900°C sous atmosphère d'azote. La perte de masse est suivie en fonction du temps 
et de la température. 
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6.5. Résonance magnétique nucléaire 

6.5.1. Expériences RMN 1H sur les huiles pétrolières et les asphaltènes 

Pour l’analyse des huiles, 20μL de pétrole brut sont additionnés à 0,5mL de 
tétrachlorométhane CCl4 pur pour assurer une solubilisation complète de l’huile. Une 
référence externe de D2O est ajoutée au moyen d’un capillaire scellé interne au tube RMN 
pour permettre d’étalonner les déplacements chimiques sans perturber l’intégration des pics 
de l’échantillon. Dans le cas des asphaltènes, la méthode reste la même à l’exception de la 
préparation de l’échantillon composé d’une solution de 0,5mL de CCl4 pur contenant 1wt% 
d’asphaltènes solides extraits par précipitation en diluant par 20 fois le brut avec du n-
Heptane [262,270]. Les mesures sont réalisées sur un spectromètre Avance 300 conçu par 
Bruker®. La méthode « N-Proton-90 » utilisée consiste en une excitation de l’échantillon 
suivant un angle de 90° avec un temps de relaxation de 3 secondes et une accumulation de 
16 scans. 

 

6.5.2. Expériences RMN 13C sur les huiles pétrolières et les asphaltènes 

Pour les huiles pétrolières, 0,1mL de pétrole brut sont additionnés à 0,4mL de Chloroforme 
deutéré CDCl3 permettant d’assurer une solubilisation complète de l’huile et d’étalonner les 
déplacements chimiques sans perturber l’intégration des pics de l’échantillon. Pour les 
asphaltènes, la méthode reste la même à l’exception de la préparation de l’échantillon 
composé d’une solution de 0,5mL de CDCl3 contenant 10wt% d’asphaltènes solides extraits 
par la même méthode décrite au 6.4.1. Les mesures sont réalisées sur un spectromètre 
Avance 300 conçu par Bruker®.  

La méthode « C13-DEC-30 » utilisée pour les huiles pétrolières consiste en une analyse 
découplée proton avec excitation de l’échantillon suivant un angle de 30°, un temps de 
relaxation de 2 secondes et une accumulation de 1024 scans. La même analyse est 
effectuée pour les asphaltènes mais avec une accumulation de 6000 scans dans le but 
d’accroitre la résolution des signaux. 

 

6.6. Analyse élémentaire des asphaltènes 

Les analyses élémentaires des asphaltènes des huiles CM et GR ont été effectuées sur un 
analyseur spécifique modèle Vario Micro Cube de chez Elementar Analysensystem GmbH® 
sous le mode CHNS. Les proportions des atomes d’hydrogène, de carbone, de soufre et 
d’azote sont analysées et exprimées en pourcentage massique. Le pourcentage massique 
d’atomes d’oxygène est également estimé par différence de masse avec celle de 
l’échantillon initial. 
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6.7. Mesure de spectrométrie de masse par FT-ICR 

6.7.1. Analyses des phases pétrolières en ESI+ et APPI+ 

Les échantillons de bruts ont été pré-solubilisées dans le toluène pour être repris dans un 
mélange méthanol/toluène (50/50 en volume) à une concentration finale de 1 mg.mL-1. Les 
échantillons obtenus sont dopés avec 1% d’Acide formique en volume pour l’analyse ESI+. 

Les analyses spectrométriques ont été effectuées à l’Université de Rouen au sein du 
laboratoire COBRA dirigé par le Professeur Carlos Afonso. Un instrument hybride FT-ICR 
quadripolaire modèle SolariX XR de chez Bruker Daltonics® équipé d’un aimant 
supraconducteur de 12T a été utilisé en mode electro-spray positif et avec une source de 
photoionisation positive à pression atmosphérique (10 à 10,6 eV avec une lampe Krypton) 
pour l’analyse APPI+. Le spectre de masse est enregistré sur une gamme de rapport m/z 
entre 147 et 1300 avec une longueur transitoire de 3,4 s. Le nombre de scans effectué est 
de 200 et le temps d’accumulation a été fixé à 50 ms pour améliorer significativement le 
rapport signal sur bruit. Toutes les analyses ont été effectuées avec un débit de 200 μL.h-1 
en ESI+ et de 600 μL.h-1 en APPI+. Entre chaque mesure, un spectre « blanc » 
correspondant au solvant de dilution est enregistré pendant 2 minutes. Les gammes de 
rapport m/z sont également calibrées de façon externe en utilisant une solution standard de 
trifluoroacétate de sodium avant d’effectuer les analyses. Les conditions d’ionisation du 
mode ESI+ sont définies ci-dessous : 

Débit du gaz de désolvatation : 4 L.min−1 
Température de source: 220°C  
Tension capillaire: -4500 V 
Pression du nébuliseur: 0,5 bar 
Energie octopolaire: 350 Vpp  
Limite basse quadripolaire : 150 m/z  
Energie de collision quadripolaire: 1200 Vpp 
Temps de vol : 0,8 ms 

Les conditions d’ionisation du mode APPI+ sont définies ci-dessous : 

Débit du gaz de désolvatation : 1 L.min−1 
Température de vaporisation: 250°C 
Température de source: 220°C  
Tension capillaire: -900 V 
Pression du nébuliseur: 2 bar 
Energie octopolaire: 350 Vpp  
Limite basse quadripolaire : 200 m/z  
Energie de collision quadripolaire: 1200 Vpp 
Temps de vol : 0,8 ms 

Le contrôle, l’acquisition et le traitement des données sont réalisés par les logiciels 
DataAnalysis (version 5.0), CERES (interface Matlab auto-développée) et Origin Pro (version 
2016). A partir des formules brutes moléculaires et des masses exactes (marge d’erreur 
typiquement inférieure à 0,1 ppm) déterminées par l’analyse FT-ICR, le nombre 
d’insaturations est calculé comme suit : 

𝐷𝐵𝐸 = 𝑐 −
ℎ

2
+
𝑛

2
+ 1(𝑉𝐼. 4) 
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Avec c le nombre d’atomes de carbone, h le nombre d’atomes d’hydrogène et n le nombre 
d’atomes d’azote de la formule brute CcHhNnOoSs [75]. 

 

6.7.2. Analyses des matériaux interfaciaux en ESI- 

Les échantillons de matériel interfacial ont été pré-solubilisées dans le Toluène pour être 
repris dans un mélange Methanol/Toluène (50/50 en volume) à une concentration finale de 
10-5 mg.mL-1. Les échantillons obtenus sont dopés avec 3% d’Hydroxyde d’ammonium en 
volume. 

Pour les analyses spectrométriques, le même dispositif expérimental que pour les analyses 
ESI+ a été utilisé (voir 6.6.1) hormis au niveau des réglages suivants. Le nombre de scans 
effectué est de 300 et le temps d’accumulation a été fixé à 100 ms pour améliorer 
significativement le rapport signal sur bruit. Toutes les analyses ont été effectuées avec un 
débit de 80 μL.h-1. Les conditions d’ionisation du mode ESI- sont définies ci-dessous: 

Débit du gaz de désolvatation : 2,8 L.min−1 
Température de source: 220°C  
Tension capillaire: 4708 V 
Pression du nébuliseur: 2 bar 
Energie octopolaire: 350 Vpp  
Limite basse quadripolaire : 200 m/z  
Energie de collision quadripolaire: 1200 Vpp 
Temps de vol : 0,8 ms 

Le contrôle, l’acquisition et le traitement des données sont réalisés suivant le même 
protocole défini en 6.6.1, avec le nombre d’insaturations calculé à l’aide de l’équation 4. 
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Annexe 1 : Profils de viscosité (gauche) et de densité (droite) des bruts pétroliers en fonction de la température 

 

Famille Fournisseur Formule MA (%) 

Sulfates BASF 

n-C16-18PO2SO4Na 12,8 

n-C16-18PO4SO4Na 17,5 

n-C16-18PO7EO0,1SO4Na 57 

n-C16-18PO22SO4Na 25 

n-C16-18PO7EO5SO4Na 19 

n-C16-18PO15EO7SO4Na 19 

  i-C3C7PO4SO4Na 19,5 

Sulfonates 

BASF n-C16-18EO10SO3Na 20 

CEPSA 
n-C10-13-Ph-SO3Na 51,6 

(n-C10-13)2-Ph-SO3Na 55 

Solvay 

i-C13-PO7-EO4-CH2CH(OH)CH2SO3Na 33 

i-C13-PO7-EO8-CH2CH(OH)CH2SO3Na 33 

i-C13-PO3-EO12-CH2CH(OH)CH2SO3Na 33 

i-C13-PO7-EO12-CH2CH(OH)CH2SO3Na 33 

Carboxylates BASF 

n-C16-18-EO5OCH2COONa 44 

n-C16-18-EO7OCH2COONa 45 

n-C16-18-EO10OCH2COONa 45 

n-C16-18-PO3-EO10OCH2COONa 45 

n-C16-18-PO7-EO5OCH2COONa 45 

n-C16-18-PO7-EO10OCH2COONa 45 

n-C16-18-PO7-EO25OCH2COONa 45 

C24-26-28 Guerbet-EO10OCH2COONa 45 

C24-26-28 GuerbetEO10OCH2COONa 45 

C24-26-28 GuerbetEO25OCH2COONa 45 

Alcools éthoxylés BASF i-C10EO8 100 
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i-C10EO9 100 

i-C10EO10 100 

i-C11EO8 100 

i-C11EO9 100 

i-C11EO10 100 

i-C13EO3 100 

i-C13EO5 100 

i-C13EO7 100 

i-C13EO10 100 

i-C13EO13 100 

i-C13EO15 100 

i-C17EO7 100 

i-C17EO9 100 

i-C17EO12 100 

i-C17EO18 100 

n-C17EO6 100 

n-C17EO9 100 

n-C17EO12 100 

n-C17EO18 100 

C18 GuerbetEO18 100 

C18 GuerbetPO9EO4 100 

Annexe 2 : Tensioactifs EOR utilisés lors de l’étude 

 

Famille Fournisseur Formule MA (%) 

Ionique 

Sigma Aldrich 

nC12-SO4Na 99 

nC12-SO3Na 99 

nC12-Ph-SO3Na 99 

nC17 :1-COONa 99 

Synthétisé 

C12COONa 99 

C17:1COOK 99 

AOT 99 

TCI 

C8NMe3Br 99 

C10NMe3Br 99 

C12NMe3Br 99 

C14NMe3Br 99 

C16NMe3Br 99 

Non-ionique 

Fluka 
C12E5 98 

C14E5 99 

TCI 

C12E3 95 

C12E7 95 

C12E8 95 

Sigma Aldrich C8E5 98 
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C10E5 97 

C12E6 98 

Tween 85 - 

Annexe 3 : Autres tensioactifs utilisés lors de l’étude 

 

 

Annexe 4 : Influence de la vitesse d’agitation sur le spectre de rétrodiffusion du système 9wt% 
C10E4/Tetradécane/H2O à 30°C 

 

Débit théorique                                            
(mL.min-1) 

Débit expérimental 
(mL.min-1) 

Déviation            
(%) 

0,05 0,0503 0,6 

0,05 0,0512 2,4 

0,05 0,0512 3,0 

Annexe 5 : Reproductibilité des débits pour une expérience de SPI dynamique 

 

𝐻𝐿𝐷 = 𝛼 − 𝐸𝑂𝑁 + 𝑏. 𝑆 + 𝑐𝑡 . (𝑇 − 25) − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 = 0à𝑙𝑎𝑓𝑜𝑟𝑚𝑢𝑙𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛𝑜𝑝𝑡𝑖𝑚𝑎𝑙𝑒 

𝑃𝐴𝐶𝑁 − 𝐸𝐴𝐶𝑁 +
𝑏

𝑘
. 𝑆 +

𝑐𝑡
𝑘
(𝑇 − 25) = 0𝑤𝑖𝑡ℎ𝑃𝐴𝐶𝑁 =

𝛼 − 𝐸𝑂𝑁

𝑘
= 8 

𝑆 = −
𝑐𝑡
𝑏
(𝑇 − 25) = −

0.054

0.13
(20 − 25) = 2.08𝑤𝑡%𝑁𝑎𝐶𝑙 ≈ 21𝑔. 𝐿−1𝑁𝑎𝐶𝑙 

Annexe 6 : Prédiction de la salinité optimale du système 3wt% C10E4/n-Octane/NaClaq à 20°C suivant l’équation 
du HLD sous forme non-ionique 

 

 

0

5000

10000

15000

20000

25000

30000

35000

200 400 600 800 1000 1200

In
te

n
s
it

é
 r

e
la

ti
v

e

Longueur d'onde (nm)

400 rpm

600 rpm

800 rpm

1000 rpm

9wt% C10E4/n-Tetradecane/H2O

0

5000

10000

15000

20000

25000

30000

35000

200 400 600 800 1000 1200

In
te

n
s
it

é
 r

e
la

ti
v

e

Vitesse d'agitation (rpm)

525 nm

570 nm

620 nm

675 nm

9wt% C10E4/n-Tetradecane/H2O



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

243 

 

𝐻𝐿𝐷 = 𝜎 + 𝐿𝑛(𝑆) + 𝑐𝑡 . (𝑇 − 25) − 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 = 0à𝑙𝑎𝑓𝑜𝑟𝑚𝑢𝑙𝑎𝑡𝑖𝑜𝑛𝑜𝑝𝑡𝑖𝑚𝑎𝑙𝑒 

𝐿𝑛(𝑆) = 𝑘. 𝐸𝐴𝐶𝑁 − 𝜎 − 𝑐𝑡 . (𝑇 − 25) 

𝑆 = 𝑒𝑘.𝐸𝐴𝐶𝑁−𝜎−𝑐𝑡.(𝑇−25) = 𝑒0.17(10)−2.42+0.01(40−25) = 0.57𝑤𝑡%𝑁𝑎𝐶𝑙 ≈ 6𝑔. 𝐿−1𝑁𝑎𝐶𝑙 

Annexe 7 : Prédiction de la salinité optimale du système 5wt% AOT/n-Décane/NaClaq à 40°C suivant l’équation 
du HLD sous forme non-ionique 

 

Annexe 8 : Evolution de la fraction massique et de la concentration en tensioactif durant la SPI dynamique du 
système 3wt% C10E4/n-Octane/NaClaq à 20°C (gauche) et 5wt% AOT/n-Décane/NaClaq à 40°C 

  

Annexe 9 : Diagramme de phase à l’équilibre des système [nC16-18PO4SO4Na + iC10EO10]/Huile GR/NaClaq 
(gauche) et [nC16-18PO4SO4Na + iC17EO12]/Huile GR/NaClaq (droite) obtenus à WOR = 1 et 55°C 
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Annexe 10 : Hystéresis lors de la vitesse de chauffage sur le système 3wt% C10E4/n-Octane/H2O pour la 
géométrie cylindre coaxial (gauche) et cône-plan (droite) 

 

 

Annexe 11 : Mesures d’inversion de phase du système 3wt% C10E4/n-Octane/H2O par rhéologie suivant 
différentes géométries 
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D’une part :     

𝐿𝑜𝑔(∆𝑃𝐼𝑇) = 1,83. 𝐿𝑜𝑔(∆𝑇) − 1,54 

𝐿𝑜𝑔(∆𝑃𝐼𝑇) + 𝐿𝑜𝑔(𝑐𝑇) = 1,83. 𝐿𝑜𝑔(∆𝑇) − 1,54 + 1,83. 𝐿𝑜𝑔(𝑐𝑇) − 0,83. 𝐿𝑜𝑔(𝑐𝑇) 

𝐿𝑜𝑔(𝑐𝑇 . ∆𝑃𝐼𝑇) = 1,83. 𝐿𝑜𝑔(𝑐𝑇 . ∆𝑇) − 1,54 − 0,83. 𝐿𝑜𝑔(𝑐𝑇)𝑎𝑣𝑒𝑐𝑐𝑇 = 0,06°𝐶
−1 [90] 

𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷𝑑𝑦𝑛) = 1,83. 𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷) + 0,80 

𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷) = 0,55. 𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷𝑑𝑦𝑛) − 0,44 

D’autre part d’après Huh: 

𝜎∗2. 𝛾∗

cos(
𝜋
4
)
= 𝑎𝐻 

𝛾∗ =
𝑎𝐻 . cos (

𝜋
4
)

𝜎∗2
 

𝐿𝑜𝑔(𝛾∗) = 𝐿𝑜𝑔(
𝑎𝐻 . cos (

𝜋
4)

𝜎∗2
) = 𝐿𝑜𝑔 (𝑎𝐻 . cos (

𝜋

4
)) − 2. 𝐿𝑜𝑔(𝜎∗) 

𝑜𝑟𝜎∗ =
𝐴

∆𝐻𝐿𝐷
𝑑′𝑎𝑝𝑟è𝑠𝐺ℎ𝑜𝑠ℎ&𝐽𝑜ℎ𝑛𝑠𝑎𝑣𝑒𝑐𝐴𝑢𝑛𝑒𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒[156] 

𝐿𝑜𝑔(𝛾∗) = 𝐿𝑜𝑔 (𝑎𝐻 . cos (
𝜋

4
)) − 2. 𝐿𝑜𝑔 (

𝐴

∆𝐻𝐿𝐷
) 

𝐿𝑜𝑔(𝛾∗) = 𝐿𝑜𝑔 (𝑎𝐻 . cos (
𝜋

4
)) − 2. 𝐿𝑜𝑔(𝐴) + 2. 𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷) 

𝐿𝑜𝑔(𝛾∗) = 𝐿𝑜𝑔 (𝑎𝐻 . cos (
𝜋

4
)) − 2. 𝐿𝑜𝑔(𝐴) + 2. (0,55. 𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷𝑑𝑦𝑛) − 0,44) 

𝐿𝑜𝑔(𝛾∗) = 1,1. 𝐿𝑜𝑔(∆𝐻𝐿𝐷𝑑𝑦𝑛) + 𝐵𝑎𝑣𝑒𝑐𝐵𝑢𝑛𝑒𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒 

Annexe 12 : Démonstration de la corrélation entre la tension interfaciale à l’optimum et le ΔHLD déterminé des 
profils d’inversion de phase dynamique en température détectés par viscosité 
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Annexe 13 : Profils d’inversion de phase en température détecté par rhéologie pour les systèmes [n-C16-

18PO4SO4Na + i-C13EO13]/Huile GR/90 g.L-1 NaClaq et [n-C16-18PO4SO4Na + i-C17EO12]/Huile GR/65 g.L-1 NaClaq 

 

𝑃𝑜𝑢𝑟𝑙𝑒𝑠𝑦𝑠𝑡è𝑚𝑒𝑑𝑒𝑟𝑒𝑓é𝑟𝑒𝑛𝑐𝑒3%𝐶10𝐸4 𝑂𝑐𝑡𝑎𝑛𝑒 𝐻2𝑂𝑜𝑛𝑎𝐻𝐿𝐷1 = 𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝜎1𝑆 + 𝜏1(𝑃𝐼𝑇 − 25)⁄⁄  

𝑆𝑖𝑜𝑛𝑎𝑗𝑜𝑢𝑡𝑒𝑢𝑛𝑡𝑒𝑛𝑠𝑖𝑜𝑎𝑐𝑡𝑖𝑓𝑛𝑜𝑛 − 𝑖𝑜𝑛𝑖𝑞𝑢𝑒𝑖𝑛𝑐𝑜𝑛𝑛𝑢𝑑𝑒𝑓𝑟𝑎𝑐𝑡𝑖𝑜𝑛𝑚𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒𝑥2𝑜𝑛𝑎𝑎𝑙𝑜𝑟𝑠à𝑙
′𝑜𝑝𝑡𝑖𝑚𝑢𝑚 

𝐻𝐿𝐷 = (1 − 𝑥2). 𝐻𝐿𝐷1 + 𝑥2. 𝐻𝐿𝐷2 = (1 − 𝑥). 𝐻𝐿𝐷1 + 𝑥.𝐻𝐿𝐷2 = 0 

𝑃𝐴𝐶𝑁1. (1 − 𝑥) − 𝐸𝐴𝐶𝑁. (1 − 𝑥) + 𝜎1𝑆. (1 − 𝑥) + 𝜏1(𝑃𝐼𝑇 − 25). (1 − 𝑥) + 𝑃𝐴𝐶𝑁2. (𝑥) − 𝐸𝐴𝐶𝑁. (𝑥)
+ 𝜎2𝑆. (𝑥) + 𝜏1(𝑃𝐼𝑇 − 25). (𝑥) = 0 

𝑃𝐼𝑇 =
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥 − 𝑃𝐴𝐶𝑁1 + 𝐸𝐴𝐶𝑁 − 𝑆. (𝜎1 + 𝑥. (𝜎2 − 𝜎1))

𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1)
+ 25 

𝐴𝑣𝑒𝑐𝑆~0𝑔 𝐿⁄ 𝑒𝑡𝑃𝐴𝐶𝑁1 = 𝐸𝐴𝐶𝑁 = 8 

𝑃𝐼𝑇 =
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥

𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1)
+ 25 

𝑑

𝑑𝑥
(𝑃𝐼𝑇) =

𝑑

𝑑𝑥
(
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥

𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1)
+ 25) 

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
=
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). (𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1)) − (𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1)

(𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1))
2  

𝑑𝑃𝐼𝑇

𝑑𝑥
=
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). (𝜏1)

(𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1))
2  

Annexe 14 : Démonstration de la relation entre la PIT-Slope et le concept du HLD pour les tensioactifs non-
ioniques 
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Annexe 15 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout des différents tensioactifs sucres 
purs de type glucoside suivant la fraction massique (gauche) et molaire (droite) en tensioactif ajouté 

 

 

Annexe 16 : Variation de la PIT du système de référence en fonction de l’ajout des différents tensioactifs sucres 
purs de type maltoside suivant la fraction massique (gauche) et molaire (droite) en tensioactif ajouté 

𝑥𝑖 =
𝑛𝑖
𝑛𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙

=

𝑚𝑖
𝑀𝑖

𝑚𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙
𝑀é𝑞

=
𝑚𝑖
𝑚𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙

.
𝑀é𝑞
𝑀𝑖

= 𝑋𝑖
𝑀é𝑞
𝑀𝑖

 

∑(𝑥𝑖) = 1𝑑
′𝑜ù∑(𝑋𝑖

𝑀é𝑞
𝑀𝑖
) =𝑀é𝑞∑(

𝑋𝑖
𝑀𝑖
) =1𝑒𝑡𝑑𝑜𝑛𝑐𝑀é𝑞 =

1

∑(
𝑋𝑖
𝑀𝑖
)
 

Annexe 17 : Démonstration du calcul de la masse molaire équivalente Méq et de la fraction molaire de chaque 
tensioactif xi en fonction de la fraction massique Xi, du nombre de mol ni, de la masse mi et de la masse molaire 
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𝑃𝑜𝑢𝑟𝑙𝑒𝑠𝑦𝑠𝑡è𝑚𝑒𝑑𝑒𝑟𝑒𝑓é𝑟𝑒𝑛𝑐𝑒3%𝐶10𝐸4 𝑂𝑐𝑡𝑎𝑛𝑒 𝐻2𝑂𝑜𝑛𝑎𝐻𝐿𝐷1 = 𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝛿1𝑆 + 𝜏1(𝑇 − 25)⁄⁄  

𝑆𝑖𝑜𝑛𝑎𝑗𝑜𝑢𝑡𝑒𝑢𝑛𝑡𝑒𝑛𝑠𝑖𝑜𝑎𝑐𝑡𝑖𝑓𝑖𝑛𝑐𝑜𝑛𝑛𝑢𝑑𝑒𝑓𝑟𝑎𝑐𝑡𝑖𝑜𝑛𝑚𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒𝑥2𝑜𝑛𝑎𝑎𝑙𝑜𝑟𝑠à𝑙
′𝑜𝑝𝑡𝑖𝑚𝑢𝑚 

𝐻𝐿𝐷 = (1 − 𝑥2). 𝐻𝐿𝐷1 + 𝑥2. 𝐻𝐿𝐷2 = (1 − 𝑥). 𝐻𝐿𝐷1 + 𝑥.𝐻𝐿𝐷2 = 0 

𝑃𝐴𝐶𝑁1. (1 − 𝑥) − 𝐸𝐴𝐶𝑁. (1 − 𝑥) + 𝛿1𝑆. (1 − 𝑥) + 𝜏1(𝑇 − 25). (1 − 𝑥) + 𝑃𝐴𝐶𝑁2. (𝑥) − 𝐸𝐴𝐶𝑁. (𝑥)
+ 𝛿2𝑆. (𝑥) + 𝜏1(𝑇 − 25). (𝑥) = 0 

𝑃𝐴𝐶𝑁1 + (𝑃𝐴𝐶𝑁2 − 𝑃𝐴𝐶𝑁1). 𝑥 − 𝐸𝐴𝐶𝑁 + 𝑆. (𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1)) + (𝑇 − 25). (𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1)) = 0 

𝑆 =
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥 − 𝑃𝐴𝐶𝑁1 + 𝐸𝐴𝐶𝑁 − (𝑇 − 25). (𝜏1 + 𝑥. (𝜏2 − 𝜏1))

𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1)
 

𝐴𝑣𝑒𝑐𝑇~25°𝐶𝑒𝑡𝑃𝐴𝐶𝑁1 = 𝐸𝐴𝐶𝑁 = 8 

𝑆 =
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥

𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1)
 

𝑑

𝑑𝑥
(𝑆) =

𝑑

𝑑𝑥
(
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥

𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1)
) 

𝑑𝑆

𝑑𝑥
=
𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
=
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). (𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1)) − (𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1)

(𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1))
2  

𝑑𝑆𝑃𝐼

𝑑𝑥
=
(𝑃𝐴𝐶𝑁1 − 𝑃𝐴𝐶𝑁2). (𝛿1)

(𝛿1 + 𝑥. (𝛿2 − 𝛿1))
2  

Annexe 18 : Démonstration de la relation entre la SPI-Slope et le concept du HLD pour les tensioactifs non-
ioniques 
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Tensioactif Nombre de groupe EO dPIT/dx prédit (°C) dS/dx prédit (g.L-1) 

nC12EOxOCH2COONa 

0 417 498 

1 432 582 

2 448 666 

3 464 750 

5 496 917 

10 575 1337 

15 654 1756 

20 733 2175 

25 812 2594 

nC16EOxOCH2COONa 

0 365 398 

1 380 482 

2 396 566 

3 412 649 

5 444 817 

10 523 1236 

15 602 1655 

20 681 2074 

25 760 2493 

nC16PO2EOxOCH2COONa 

0 305 278 

1 321 362 

2 337 446 

3 352 529 

5 384 697 

10 463 1116 

15 542 1535 

20 621 1954 

25 700 2373 

nC16PO4EOxOCH2COONa 

0 245 158 

1 261 242 

2 277 326 

3 293 409 

5 324 577 

10 403 996 

15 483 1415 

20 562 1834 

25 641 2253 

nC16PO6EOxOCH2COONa 

0 186 38 

1 202 122 

2 217 205 

3 233 289 

5 265 457 

10 344 876 

15 423 1295 

20 502 1714 

25 581 2133 

nC16EOxSO4Na 
0 379 255 

1 394 339 
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2 410 423 

3 426 507 

5 458 674 

10 537 1093 

15 616 1512 

20 695 1932 

25 774 2351 

nC16EOxSO3Na 

0 464 290 

1 480 373 

2 496 457 

3 512 541 

5 543 709 

10 622 1128 

15 701 1547 

20 780 1966 

25 859 2385 

nC20EOxOCH2COONa 

0 313 298 

1 328 381 

2 344 465 

3 360 549 

5 392 717 

10 471 1136 

15 550 1555 

20 629 1974 

25 708 2393 

nC24EOxOCH2COONa 

0 261 197 

1 276 281 

2 292 365 

3 308 449 

5 340 616 

10 419 1035 

15 498 1455 

20 577 1874 

25 656 2293 

Annexe 19 : Structures et valeurs de PIT-Slope et de SPI-Slope prédites pour les tensioactifs virtuels considérés 
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Structure du tensioactif HLB dPIT/dx prédit (°C) dS/dx prédit (g.L-1) 

C12EO1 3,6 -41 -198 

C9PhEO1 4 -120 -460 

C8PhEO1 4,1 -107 -435 

C18:1EO2 4,5 -103 -265 

C18EO2 4,9 -103 -265 

C16EO2 5,7 -77 -215 

C9PhEO2 5,7 -104 -376 

C18EO3 6,2 -87 -181 

C18:1EO3 6,6 -87 -181 

C8PhEO3 7,3 -75 -268 

C13EO3 8 -22 -55 

C16EO3 8 -61 -131 

C18:1EO4 8 -71 -97 

C12EO3 8,4 -9 -30 

C9PhEO4 8,4 -72 -209 

C14EO3 8,6 -35 -81 

C18EO5 8,9 -55 -13 

C18:1EO5 8,9 -55 -13 

C12EO2 9,5 -25 -114 

C8PhEO4 9,65 -59 -184 

C12EO4 10,1 7 53 

C8PhEO5 10,2 -43 -100 

C9PhEO5 10,3 -56 -125 

C16EO6 10,5 -14 121 

C13EO6 11,2 25 196 

C18EO7 11,2 -24 154 

C8PhEO6 11,2 -28 -16 

C9PhEO6 11,4 -40 -41 

C12EO5 11,7 23 137 

C16EO7 11,8 2 205 

C5EO3 12 82 145 

C8PhEO7 12 -12 68 

C12EO7 12,1 54 305 

C16EO8 12,4 18 288 

C18EO10 12,4 24 406 

C18:1EO10 12,4 24 406 

C14EO7 12,5 28 255 

C8PhEO8 12,6 4 152 

C4EO3 12,81 95 170 

C16EO10 12,9 50 456 

C9PhEO8 13 -9 126 

C9PhEO9 13 7 210 

C13EO9 13,1 73 447 

C12EO9 13,3 86 473 

C8PhEO9 13,3 20 235 

C5EO4 13,33 98 229 

C9PhEO10 13,4 23 294 
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C8EO5 13,5 75 238 

C8PhEO10 13,6 36 319 

C12EO8 13,7 70 389 

C13EO10 13,8 89 531 

C9PhEO11 13,8 39 378 

C8PhEO11 14 52 403 

C5EO4 14,08 98 229 

C13EO11 14,1 104 615 

C9PhEO12 14,1 54 462 

C18EO15 14,2 103 825 

C9PhEO13 14,4 70 546 

C8PhEO13 14,5 83 571 

C13EO12 14,6 120 699 

C8PhEO12 14,6 67 487 

C9PhEO14 14,7 86 629 

C12EO12 14,8 133 724 

C12EO20 15 260 1395 

C9PhEO15 15 102 713 

C16EO20 15,3 208 1294 

C18EO20 15,3 182 1244 

C18:1EO20 15,3 182 1244 

C13EO15 15,4 168 950 

C12EO15 15,5 181 975 

C16EO15 15,5 129 875 

C18EO21 15,5 198 1328 

C9PhEO20 16 181 1132 

C12EO23 16,9 307 1646 

C9PhEO30 17,1 339 1971 

C8PhEO30 17,3 352 1996 

C18EO40 17,4 498 2920 

C9PhEO40 17,7 497 2809 

C8PhEO40 17,8 510 2834 

C9PhEO50 18,2 655 3647 

C16EO25 18,5 287 1713 

C8PhEO70 18,6 984 5348 

C9PhEO100 19 1446 7838 

C16EO30 19,5 366 2132 

Annexe 20 : Structures et valeurs de HLB expérimentales, de PIT-Slope et de SPI-Slope prédites pour les 
tensioactifs non-ioniques alkyl éthoxylés et alkyl phényl éthoxylés considérés par l’étude de Guo et al. [257] 
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Déplacement (ppm) Type Description % molaire GR % molaire CM 

7,2 – 9,0 Hdar 

 

5,4 6,3 

6,0 – 7,2 Hmar 

 

1,1 2,6 

6,0 – 9,0 Har H aromatique total 6,4 8,9 
4,5 – 6,0 Holf H oléfinique - - 

3,4 – 4,5 Halfa1 

 

2,3 1,7 

2,2 – 4,5 Halfa 

 

15,0 15,2 

2,2 – 1,2 Hbeta 
 

56,2 48,6 

1,2 - 0 Hgamma 

 

21,8 25,9 

4,5 - 0 Hsat H aliphatique total 93,2 89,7 

Annexe 21 : Déplacements chimiques remarquables des asphaltènes des huiles GR et de CM en RMN 1H (1wt% 
Asphaltènes/CCl4/D2O) 

 

 

 

Déplacement 
(ppm) 

Type Description 
% molaire 
GR 

% molaire 
CM 

137 - 160 Car-alk 
C alkyl substitué sur aromatique 
excepté methyl 

7,3 2,8 

100 - 160 Car-tot C aromatique total 26,9 44,5 
0 – 70 Csat-tot C saturé total 73,1 55,5 
14 Cmet-term C methyl terminal 4,6 1,4 
10 – 12 
18 - 20 

Cmet-

branch 
C méthyl branché 5,9 4,5 

Annexe 22 : Déplacements chimiques remarquables des asphaltènes des huiles GR et de CM en RMN 13C 
(10wt% Asphaltènes/CCl4/D2O) 
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Annexe 23 : RMN 13C des différents bruts pétroliers (solvant CDCl3) 

 

 

Annexe 24 : RMN 13C des différents bruts pétroliers avec agrandissement des signaux aromatiques (solvant 
CDCl3) 
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Annexe 25 : RMN 1H (gauche) et 13C (droite) du brut pétrolier Camelia avec intégration des signaux aromatiques 
et aliphatiques 

 

  

Annexe 26 : RMN 1H (gauche) et 13C (droite) du brut pétrolier Girassol avec intégration des signaux aromatiques 
et aliphatiques 

 

  

Annexe 27 : RMN 1H (gauche) et 13C (droite) du brut pétrolier Umm Shaif avec intégration des signaux 
aromatiques et aliphatiques 
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Annexe 28 : RMN 1H (gauche) et 13C (droite) du brut pétrolier ABK avec intégration des signaux aromatiques et 
aliphatiques 

 

  

Annexe 29 : RMN 1H (gauche) et 13C (droite) du condensat Absheron avec intégration des signaux aromatiques 
et aliphatiques 

 

 

Annexe 30 : Spectre de masse du brut Camelia réalisé par FT-ICR-MS avec l’ionisation de type APPI+ 
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Annexe 31 : Spectre de masse du brut Girassol réalisé par FT-ICR-MS avec l’ionisation de type APPI+ 

 

 

 

Annexe 32 : Spectre de masse du brut Umm Shaif réalisé par FT-ICR-MS avec l’ionisation de type APPI+ 
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Annexe 33 : Spectre de masse du brut ABK réalisé par FT-ICR-MS avec l’ionisation de type APPI+ 

 

 

Annexe 34 : Diagramme « Double-bond equivalent » de la famille CHS1 pour les bruts Camelia (1), Girassol (2), 
Umm Shaif (3) et ABK (4) étudiés par FT-ICR-MS avec ionisation de type APPI+. Les lignes bleue et rouge 
correspondent respectivement à la limite de planéité pour les molécules non aromatiques et aromatiques 
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Annexe 35 : Diagramme « Double-bond equivalent » de la famille CHN1 pour les bruts Camelia (1), Girassol (2), 
Umm Shaif (3) et ABK (4) étudiés par FT-ICR-MS avec ionisation de type APPI+. Les lignes bleue et rouge 
correspondent respectivement à la limite de planéité pour les molécules non aromatiques et aromatiques 
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Annexe 36 : Diagramme « Double-bond equivalent » de la famille CHO1 pour les bruts Camelia (1), Girassol (2), 
Umm Shaif (3) et ABK (4) étudiés par FT-ICR-MS avec ionisation de type APPI+. Les lignes bleue et rouge 
correspondent respectivement à la limite de planéité pour les molécules non aromatiques et aromatiques 

 

 

Annexe 37 : Diagramme « Double-bond equivalent » de la famille CHN1 pour les bruts CM avant extraction (1) et 
CM après extraction sans ajout de base (2) étudiés par FT-ICR-MS avec ionisation de type ESI+. Les lignes 
bleue et rouge correspondent respectivement à la limite de planéité pour les molécules non aromatiques et 

aromatiques 

 



Thèse de G.LEMAHIEU, Université de Lille, 2020 

 

261 

 

 

Annexe 38 : Nombres d’espèces différentes détectées pour chaque familles chimiques du matériel interfacial de 
l’huile pétrolière DL extraites suivant la méthode Wet-Silica et Microémulsion 

 

 

 

 

Système de tensioactifs Brut Ln(S*) 
PIT 
(°C) 

EACNS 
dPIT/dx 

(°C) 
dSPI/dx 
(g.L-1) 

Meq 
(g.mol-1) 

1wt% nC16-18PO4SO4Na + 0,5wt% 
iC13EO13 

CM 

4,50 66,7 10,7 198 294 640 

4,59 60,5 10,7 198 294 640 

4,70 52,8 10,7 198 294 640 

4,79 49,6 10,7 198 294 640 

4,87 44,1 10,7 198 294 640 

GR 

4,09 79,1 8 198 294 640 

4,38 61,4 8 198 294 640 

4,61 49,1 8 198 294 640 

4,79 38,7 8 198 294 640 

4,87 34,9 8 198 294 640 

4,94 31,8 8 198 294 640 

UM 

4,09 74,2 7,8 198 294 640 

4,38 59,4 7,8 198 294 640 

4,61 48,8 7,8 198 294 640 

4,79 38,4 7,8 198 294 640 

4,94 29,8 7,8 198 294 640 
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AK 

4,09 67,5 7,1 198 294 640 

4,38 55,2 7,1 198 294 640 

4,61 44,2 7,1 198 294 640 

4,70 39 7,1 198 294 640 

4,79 34,7 7,1 198 294 640 

4,87 30,5 7,1 198 294 640 

AS 

4,38 68,2 8,6 198 294 640 

4,61 57,2 8,6 198 294 640 

4,79 46,1 8,6 198 294 640 

4,87 41,2 8,6 198 294 640 

4,94 36,5 8,6 198 294 640 

1wt% nC16-18PO2SO4Na + 0,5wt% 
iC13EO13 

GR 

4,50 72,8 8,1 249 295 544 

4,70 57 8,1 249 295 544 

4,87 42,7 8,1 249 295 544 

4,94 37,9 8,1 249 295 544 

UM 

4,50 65 7,9 249 295 544 

4,61 57,9 7,9 249 295 544 

4,70 52,3 7,9 249 295 544 

4,79 45,5 7,9 249 295 544 

4,87 39,6 7,9 249 295 544 

AK 

4,38 67,8 7,2 249 295 544 

4,50 55,2 7,2 249 295 544 

4,61 50,9 7,2 249 295 544 

4,70 44,1 7,2 249 295 544 

4,79 37,9 7,2 249 295 544 

1wt% iC3C7PO4SO4Na + 0,5wt% 
iC13EO13 

GR 

4,87 56,5 8 268 255 560 

4,94 41,4 8 268 255 560 

5,01 32,6 8 268 255 560 

UM 

4,94 42,2 7,9 268 255 560 

4,98 37,1 7,9 268 255 560 

5,01 34,4 7,9 268 255 560 

AK 

4,87 41 7,2 268 255 560 

4,94 34,9 7,2 268 255 560 

4,98 31,7 7,2 268 255 560 

5,01 28,7 7,2 268 255 560 

0,88wt% nC16-18PO4SO4Na + 0,62wt% 
iC13EO13 

GR 

4,50 62,5 7,8 195 356 654 

4,61 57,3 7,8 195 356 654 

4,70 52,8 7,8 195 356 654 

4,79 48,1 7,8 195 356 654 

4,87 44,2 7,8 195 356 654 

UM 

4,38 65,8 7,7 195 356 654 

4,50 61,1 7,7 195 356 654 

4,61 57,3 7,7 195 356 654 

4,70 52,5 7,7 195 356 654 

4,79 47,7 7,7 195 356 654 

AK 
4,38 60,8 7,1 195 356 654 

4,50 57,2 7,1 195 356 654 
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4,61 53,1 7,1 195 356 654 

4,70 48,6 7,1 195 356 654 

4,79 44,5 7,1 195 356 654 

0,49wt% nC16-18PO2SO4Na + 1,01wt% 
iC17EO12 

GR 

4,50 58,2 7,5 190 345 646 

4,61 53,8 7,5 190 345 646 

4,70 49,6 7,5 190 345 646 

4,79 45,2 7,5 190 345 646 

4,87 41,3 7,5 190 345 646 

UM 

4,38 62,6 7,4 190 345 646 

4,50 60,2 7,4 190 345 646 

4,61 55,3 7,4 190 345 646 

4,70 50,2 7,4 190 345 646 

4,79 45,5 7,4 190 345 646 

AK 

4,38 57,1 6,8 190 345 646 

4,50 53,6 6,8 190 345 646 

4,61 49,3 6,8 190 345 646 

4,70 45,3 6,8 190 345 646 

4,79 41,3 6,8 190 345 646 

0,52wt% nC16-18PO7EO25OCH2COONa 
+ 0,12wt% SDS + 0,86wt% iC13EO13 

GR 

5,19 69,4 7,3 296 927 826 

5,08 75,7 7,3 296 927 826 

5,14 72,4 7,3 296 927 826 

5,25 66 7,3 296 927 826 

5,30 63,6 7,3 296 927 826 

5,35 61,1 7,3 296 927 826 

5,39 57,8 7,3 296 927 826 

5,44 55,3 7,3 296 927 826 

UM 

5,25 59,8 7,3 296 927 826 

5,30 58,1 7,3 296 927 826 

5,35 56,1 7,3 296 927 826 

5,39 54,3 7,3 296 927 826 

5,44 52,4 7,3 296 927 826 

AK 

5,25 53,7 6,7 296 927 826 

5,30 52,4 6,7 296 927 826 

5,35 51,4 6,7 296 927 826 

5,39 49,6 6,7 296 927 826 

5,44 48,2 6,7 296 927 826 

Annexe 39 : Conditions des systèmes SOW pétroliers utilisés pour construire l’équation de prédiction 
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Système de tensioactifs Brut Ln(S*) 
PIT 
(°C) 

EACNS 
dPIT/dx 

(°C) 
dSPI/dx 
(g.L-1) 

Meq 
(g.mol-1) 

1wt% C17:1COONa + 0,5wt% 
iC13EO13 

GR 

4.50 65.4 8.2 239 281 382 

4.61 57.2 8.2 239 281 382 

4.70 50.7 8.2 239 281 382 

4.79 44.6 8.2 239 281 382 

4.87 40.3 8.2 239 281 382 

4.94 35.3 8.2 239 281 382 

5.01 31.3 8.2 239 281 382 

UM 

4.70 71.8 8 239 281 382 

4.87 58.9 8 239 281 382 

5.01 47.4 8 239 281 382 

5.08 42.5 8 239 281 382 

4.94 54.7 8 239 281 382 

AK 

4.50 72.2 7.3 239 281 382 

4.70 56 7.3 239 281 382 

4.87 45.5 7.3 239 281 382 

4.96 39.9 7.3 239 281 382 

1wt% CEPSA P900 + 0,5wt% 
iC13EO13 

GR 

2.20 72.1 8 222 86.3 568 

2.30 57.6 8 222 86.3 568 

2.40 47.3 8 222 86.3 568 

2.48 39.3 8 222 86.3 568 

1wt% nC16-18EO5OCH2COONa + 
0,5wt% iC13EO13 

GR 

5.14 70.7 8 358 771 613 

5.19 68.4 8 358 771 613 

5.25 66.4 8 358 771 613 

5.30 64.2 8 358 771 613 

UM 

5.14 79.2 7.9 358 771 613 

5.19 76 7.9 358 771 613 

5.25 72.1 7.9 358 771 613 

5.30 68 7.9 358 771 613 

0,30wt% SDS + 1,20wt% C12E7 GR 

4.91 44.1 7.2 194 380 433 

4.94 41.6 7.2 194 380 433 

4.98 39.5 7.2 194 380 433 

5.01 37.5 7.2 194 380 433 

Annexe 40 : Conditions des systèmes SOW pétroliers utilisés pour vérifier l’équation de prédiction 
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Résumé 

Ce mémoire traite de l’influence des tensioactifs synthétiques et des amphiphiles endogènes 
des huiles pétrolières sur l’obtention de la formulation optimale dans le cadre de la 
récupération améliorée du pétrole (EOR). L’inversion de phase dynamique de systèmes 
Tensioactifs/Huile pétrolière/Saumure émulsionnés à WOR=1 s’est avérée être une méthode 
efficace et rapide pour déterminer les conditions opératoires de formation de microémulsions 
de type WIII, caractérisées par des tensions interfaciales ultra-basses entre les phases 
aqueuse et huileuse. Cette technique permet, en outre, d’étudier les effets croisés de la 
température et de la salinité sur les formulations pétrolières, et de déduire les paramètres à 
appliquer pour atteindre la formulation optimale. L’inversion de phase a ainsi été mise à profit 
pour quantifier les propriétés interfaciales des huiles pétrolières à travers la notion d’EACN, 
et d’en montrer les limites dans le cas de ces huiles complexes. Par ailleurs, cette méthode 
dynamique a permis de caractériser les tensioactifs synthétiques commerciaux et les 
espèces amphiphiles endogènes du pétrole. Pour cela, l’évolution de la salinité (SPI-Slope) 
ou de la température (PIT-Slope) d’inversion de phase du système de référence C10E4/n-
octane/NaClaq (fw=0,5) avec l’ajout de tensioactifs a permis d’établir le premier classement 
des tensioactifs en fonction de ces deux variables de formulation. Ce mémoire présente 
également l’extraction des espèces amphiphiles endogènes de divers pétroles bruts par une 
microémulsion optimale et leur caractérisation par spectrométrie de masse haute résolution. 
Finalement, en exploitant les données de l’inversion de phase, différents descripteurs de 
l’activité interfaciale des tensioactifs et des huiles ont pu être utilisés pour prédire les 
conditions d’obtention de la formulation optimale pour le domaine EOR. Les descripteurs 
obtenus sont un point de départ important pour simplifier le choix des tensioactifs à utiliser 
pour un brut donné dans des conditions de température et salinité fixées. 

 

Abstract 

This manuscript deals with the influence of synthetic surfactants added and the endogenous 
surfactants of crude oil on the optimum formulation obtainment in the field of enhanced oil 
recovery (EOR). The dynamic phase inversion of Surfactant/Crude oil/Brine emulsified 
systems at WOR=1 turns out to be a fast and efficient practical tool to assess the conditions 
to obtain WIII microemulsions which are specific of ultra-low interfacial tensions between 
crude oil and aqueous phases. This technique allows to study the crossed effects of 
temperature and salinity on petroleum formulations, and also to find the parameters to apply 
in order to reach the optimum formulations. The dynamic phase inversion has also be used 
to quantify the interfacial activity of crude oils through the EACN concept, as well as showing 
its limitations in the case of these complex oils. Furthermore, this dynamic method succeeds 
in characterizing the trade synthetic surfactants and the endogenous amphiphilic species of 
crude oils. To this end, the evolution of the salinity (SPI-Slope) or the temperature (PIT-
Slope) phase inversion of the reference system C10E4/n-octane/NaClaq (fw=0,5) with the 
surfactant addition has allowed to schedule the first surfactant classification towards these 
two formulation variables. This manuscript presents also the extraction of endogenous 
surfactants of several crude oils by an optimal WIII microemulsion and their characterization 
according to high resolution mass spectrometry techniques. Finally, by exploiting the phase 
inversion data, different descriptors of surfactants and oils interfacial activities can be used to 
predict the optimum formulation conditions for EOR applications. The obtained descriptors 
are a starting point to simplify the choice of surfactants to use for a given crude oil at fixed 
temperature and salinity conditions. 
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