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Fuites le long d’un puits  de 
gaz de schiste
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Fuites le long d’une faille
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Fuites le long de fractures 
naturelles et/ou induites
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Fuites le long d’un puits 
à proximité



Objectif

Évaluer le potentiel de migration des fluides 
(gaz, saumure, fluides de fracturation) 
provenant de la zone d’exploitation du gaz de 
schiste vers les sources d’alimentation en eau 
potable situées près de la surface à l’aide de 
simulations réalisées avec un modèle numérique 
et en utilisant les variables propres au bassin des 
Basses-Terres du Saint-Laurent (BTSL).



Méthodologie

• Choix et adaptation d’un modèle numérique.

• Choix des scénarios (2).

– Création d’un maillage et attribution des propriétés 
hydrauliques, conditions limites et initiales.

– Réalisation des simulations (analyse paramétrique).

– Évaluation des résultats.



Modèle numérique

• DuMuX (Helmig, 1997; Bastien et al., 2008)

• Écoulement multiphase (gaz, liquide)

• Système à 2 composantes (méthane, eau [salée])

• Mélange eau salée – méthane.



Scénario 1 : Fuites de gaz le 
long d’un puits abandonné

– Fracturation hydraulique 
complétée.
– Puits fermé et abandonné.
– Suivi des fuites de gaz et de 
saumure après la fermeture.



Propriétés des matériaux
Shale d’Utica : (Séjourné et al., 2012 , Duchaine et al., 2013, Nowamooz et al., 

2013)
– Porosité : 0.16 à 6.6% avec une porosité moyenne de 3.7%
– Perméabilité : 5×10-5 à 3.5×10-4 mDarcy avec une perméabilité moyenne de 1.5×10-

4 mDarcy

Groupe de Lorraine : (Séjourné et al., 2012, Nowamooz et al., 2013)
– Porosité : 0.12 à 6.1% avec une porosité moyenne de 3.5%
– Perméabilité : 2×10-12 à 3.5×10-4 mDarcy



Ciment :
– Cimentation adéquate : Une fonction du rapport E/C, du degré ou 

de la durée d’hydratation, de la température d’hydratation et du 
type du ciment. Perméabilité : 10-4 mDarcy (e.g., Mehta et 
Manmohan, 1980; Reinhardt et Gaber, 1990; Jacobs et Wittmann, 
1992).

– Cimentation inadéquate : Échantillons fabriqués au laboratoire 
(Bachu and Bennion, 2009) et essais dans des puits (Crow et al., 
2010; Gasda et al., 2013). Perméabilité : 100 mDarcy.

Bachu et Bennion (2009)



Cas 1
Ciment Utica Lorraine

e (%) k (mD) e (%) k (mD) e (%) k (mD)

20 10-3 2.5 10-5 2.5 10-5

25 10-1 2.5 10-5 2.5 10-5

30 1 2.5 10-5 2.5 10-5

35 10 2.5 10-5 2.5 10-5

40 102 2.5 10-5 2.5 10-5

45 103 2.5 10-5 2.5 10-5

e  = porosité, k = perméabilité



Résultats – Cas 1
Gaz Eau

Fuites observées sur des puits conventionnels
[Erno et Schmitz, (1996), Parsonage (2014)]

300 m³/j

1 l/j

1 ml/j

100 ml/j



Cas 2
Ciment Utica Lorraine

e (%) k (mD) e (%) k (mD) e (%) k (mD)

20 10-3 2.5 10-3 2.5 10-5

25 10-1 2.5 10-3 2.5 10-5

30 1 2.5 10-3 2.5 10-5

35 10 2.5 10-3 2.5 10-5

40 102 2.5 10-3 2.5 10-5

45 103 2.5 10-3 2.5 10-5

e  = porosité, k = perméabilité



Résultats – Cas 2
Gaz Eau

300 m³/j

Fuites observées sur des puits conventionnels
[Erno et Schmitz, (1996), Parsonage (2014)]

300 ml/j

1 l/j

1 ml/j



Cas 3
Ciment Utica Lorraine

e (%) k (mD) e (%) k (mD) e (%) k (mD)

20 10-3 2.5 10-1 2.5 10-5

25 10-1 2.5 10-1 2.5 10-5

30 1 2.5 10-1 2.5 10-5

35 10 2.5 10-1 2.5 10-5

40 102 2.5 10-1 2.5 10-5

45 103 2.5 10-1 2.5 10-5

e  = porosité, k = perméabilité



Résultats – Cas 3
Gaz Eau

300 m³/j

Fuites observées sur des puits conventionnels
(Erno et Schmitz, 1996; Parsonage, 2014)

150 ml/j

1 l/j

1 ml/j



Observation de fuites en C.-B.
(puits conventionnels, 1995-2013)

Résultats des
simulations

(cimentation
Très inadéquate)

n = 1017 /2500

Parsonage (2014)

Résultats des
simulations
(cimentation moyennement
à adéquate)



Cimentation inadéquate

(Vidic et al., 2013)

La perte de pression dans la colonne

de ciment pendant le durcissement
(Cooke et al., 1983)

La présence de boues de forage entre

le coffrage et la formation pendant

l'injection du ciment liquide (Bonett et

Pafitis, 1996)

La présence possible du gaz à haute

pression dans les formations proches

de la surface (Bol et al., 1991)

La contraction du ciment lors de la

prise (Dusseault et al, 2000)

La perte de ciment due à la pression

hydrostatique très élevée de la

colonne du ciment liquide (avant le

durcissement) qui fracture la formation

et cause la pénétration de ciment

dans la formation (Vidic et al., 2013)



Scénario 2

Étape 1 Simulation à long 
terme en régime transitoire 
(7 millions d'années) en 
conditions naturelles afin 
d’évaluer les flux naturels du 
gaz (méthane) et du fluide de 
formation (saumure).

KUtica non-fracturé = 1 x 10-5 mDarcy



Scénario 2

Étape 2 Simulation simplifiée 
d’une fracturation 
hydraulique pendant une 
période d’un mois. 

Étape 3 Fin de la fracturation 
hydraulique et simulation de 
la migration des fluides dans 
la faille pendant une période 
de 1000 ans. 

KUtica fracturé = 1 x 10-3 mDarcy



Cas 1 - Faille peu perméable
(Kfaille = 1 x 10-3 mDarcy)

Cas 2 - Faille très perméable
Kfaille = 1 x 10-1 mDarcy



Conclusions (1/2)

• Des simulations de fuites de gaz le long du coffrage d’un puits de 
gaz de schiste ont été effectuées avec le modèle numérique DuMuX
en utilisant les variables propres au BTSL.

• Les fuites simulées pour un ciment dégradé ou mal mis en place 
sont comparables aux fuites observées dans des puits 
conventionnels. 

• Un ciment sain bien mis en place permet d’assurer l’intégrité d’un 
puits à long terme peu importe le degré de fracturation du Shale 
d’Utica.

• Si le ciment se dégrade ou est mal mis en place, des fuites notables 
de méthane pourraient survenir au cours d’une période inférieure à 
10 ans. Le degré de fracturation devient alors un facteur 
déterminant sur la magnitude des fuites.

• Aucune simulation n’a permis d’atteindre une fuite de 300 m³/j. 



Conclusions (2/2)

• Des simulations de fuites de gaz le long d’une faille ont 
été effectuées avec le modèle numérique DuMuX en 
utilisant les variables propres au BTSL.

• Pour les 2 cas étudiés, le modèle prédit une 
augmentation d’au plus 5 % du flux naturel de gaz ou 
de fluides de formation pour une période de 
simulation de 1000 ans suivant la fracturation 
hydraulique . 

• D’autres études (Gassiat et al., 2013) ont permis de 
simuler des fuites notables de fluides de formation vers 
la surface. Les différences sont attribuables à des 
différences dans les processus représentés et au choix 
des paramètres.



Limites de l’étude

• Peu de données disponibles concernant les 
propriétés hydrauliques des formations 
géologiques, des fractures et des failles.

• Analyse paramétrique ≠ analyse spécifique.

• Modèle non calé.

• Scénario 2 très préliminaire et pas de 
comparaison avec des observations.

• Propriétés homogènes.



Recommandations

• Convertir les fuites de gaz en concentration de 
méthane dans l’eau.

• Simuler le comportement du gaz et des fluides de 
formation/fracturation dans l’aquifère superficiel.

• Considérer plusieurs espèces dissoutes (gaz 
Lorraine, gaz Utica et fluides de fracturation).

• Acquérir de meilleures connaissances sur les 
propriétés hydrauliques des roches, des fractures 
et des failles.

• Obtenir des données de fuites de gaz provenant 
de puits de gaz de schiste et conventionnels.
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