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Figure 39 : Concentrations en Fe et Mn dans les saumures Frio de 2004 à 2006 

(Kharaha, 2006)  

Noter la faible augmentation de la teneur en métal pendant le mois d’octobre 2006 
(l’injection de CO2 ayant eu lieu du 4 au 14 octobre 2004). 

 

 

Les résultats obtenus montrent une variation significative de la composition isotopique 
de l’eau et du DIC mais une faible variation en δ D et δ13C du CH4 lors de l’injection de 
CO2. Les valeurs de δ13C du DIC deviennent plus basses, (de -5‰ à -33‰) car la 
principale source de carbone devient le gaz carbonique injecté qui a un rapport 
isotopique compris entre -34‰ et -44‰ (selon la proportion de mélange des deux 
sources de gaz). 

La composition chimique des eaux de la formation échantillonnée dans les puits avant 
l’injection de CO2 a permis de réaliser une modélisation thermodynamique. Ces eaux 
ont un pH initial de 6,3 aux conditions de sub-surface mais quand elles sont en contact 
avec le CO2 supercritique, on estime que leur pH atteint une valeur de 3 environ. Dans 
ces conditions les saumures deviennent fortement sous-saturées vis-à-vis des 
minéraux carbonatés, silicatés et des autres minéraux constituant la formation Frio 
(Figure 40).  
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Figure 40 : pH estimé par modélisation thermodynamique et état de saturation des 

différents minéraux dans la saumure de la formation Frio avant l’injection de 
CO2 en fonction de la pression partielle de CO2 aux conditions de sub-surface 

(Kharaka, 2006)  

A noter la forte baisse initiale d’environ 6,4 jusqu’à des valeurs estimées à 3 aux 
conditions de température, de pression et de saturation en calcite. 

 

 

La vitesse de dissolution des minéraux étant de plusieurs ordres de grandeurs plus 
élevée dans les conditions de faible pH, l’augmentation de la concentration en calcium 
observée et de la concentration équivalente en ions HCO3

- résultent probablement 
d’une dissolution rapide de la calcite selon la réaction suivante : 

 
CO2(gaz) + H2O  + CaCO3 (solide) = Ca2+ + 2HCO3

- 
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La forte augmentation de la concentration en fer et en bicarbonate observée lors de 
l’expérimentation aurait pu être reliée à la dissolution de la sidérite (FeCO3) : toutefois, 
cette phase minérale n’a pas été retrouvée dans le réservoir. L’augmentation pourrait 
donc être causée par la réaction de dissolution des oxy-hydroxydes de fer présents 
dans les carottes. Le schéma de réaction suivant pourrait ainsi être invoqué : 

 
2Fe(OH)3(solide) + 4H2CO3° + H2(gaz) = 2Fe2+ + 4HCO3

- + 6H2O 

 

La présence de ce type de réaction suggère que la perturbation acide générée par 
l’injection de CO2 a une influence non seulement sur les conditions de pH du système 
mais aussi sur les conditions redox. Cependant, il n’est pas exclu que l’augmentation 
équivalente en fer et en bicarbonate provienne de la corrosion du tubage des forages 
en contact avec de la saumure à faible pH selon la réaction redox suivante : 

 
Fe(solide) + 2H2CO3 = Fe2+ + 2HCO3

- + H2(gaz) 

 

Des réactions similaires pourraient contrôler l’augmentation de concentration du 
manganèse dans les fluides ainsi que celle, également observée, d’autres métaux tels 
que le zinc, le plomb et le molybdène. Ces éléments sont généralement associés aux 
hydroxydes de fer dans les réactions d’absorption et de co-précipitation et leur teneur 
en solution pourrait en première approximation dépendre de ces réactions (Ahmad, 
2006; Celia et al. 2006).  

Les réactions de dissolution et de précipitation des hydroxydes de fer et de 
manganèse seraient alors déclenchées par la forte acidité du milieu résultant de 
l’injection du CO2 supercritique mais leur déstabilisation aurait également comme 
conséquence de déstabiliser les tampons minéraux contrôlant le transfert d’électrons 
dans les saumures. 

En conclusion, l’ensemble des données sur la composition des fluides associés à la 
modélisation géochimique et thermodynamique indiquent une dissolution rapide des 
minéraux, principalement de la calcite et des oxy-hydroxydes de fer, ainsi qu’une 
éventuelle corrosion des tubages générés par la faible valeur de pH des saumures qui 
résultent de l’injection de CO2 supercritique. Cette dissolution rapide des minéraux 
pourrait avoir une implication importante dans l’environnement en cas de création de 
chemins de transfert de CO2 et/ou de saumures à travers la roche ouverture, les 
tubages et/ou les ciments.  
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Au fur et à mesure que le pH des saumures augmentait à la suite d’interactions avec 
les minéraux et le mélange entre le CO2 et la saumure initiale, l’état de saturation des 
fluides a varié. La modélisation thermodynamique suggère que cette saturation 
pourrait inverser la progression observée en Figure 40 et favoriser la précipitation de 
carbonates, d’oxy-hydroxydes de fer et d’autres minéraux. Le pH des fluides devrait 
rester relativement bas en fonction de la quantité de CO2 présente dans les pores des 
minéraux en tant que « phase résiduelle » (Hovorka et al. 2006). 

Au cours de l’expérience, la composition des saumures évolue graduellement vers la 
composition pré-injection mais ce processus pourrait avoir lieu dans un intervalle de 
temps de plusieurs centaines d’années, spécialement dans les situations où les 
saumures et/ou la vitesse déplacement du CO2 sont très faibles. (Kharaka et al., 
2009). La modélisation prédictive de l’évolution temporelle de ce processus demeure 
difficile car les cinétiques de réaction sont encore une fois très mal connues à l’état 
actuel. 

 
Figure 41 : Evolution de la concentration en carbone organique dissous (DOC) dans 

les saumures de Frio (Kharaka et al., 2009).  

A noter les values très élevées obtenues en novembre 2004, soit 2 jours après la fin 
de l’injection de CO2. 
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5.3.3.3 CAS DE LA MATIERE ORGANIQUE DANS L’ANALOGUE INDUSTRIEL DE FRIO 

L’évolution de la composition de la matière organique dissoute n’avait initialement pas 
été prévue car il n’y avait plus d’extraction de pétrole sur ce site depuis plusieurs 
dizaines d’années : d’autre part, la teneur en matière organique de la roche dans la 
formation Frio C était inférieure à 1%.  

Avant l’injection de CO2, les valeurs de carbone organique dissous dans les eaux de 
la formation sont, comme attendu, assez faibles (1-5 mg/l). Dans les eaux en contact 
avec les grès du site C, ces valeurs augmentent faiblement lors de l’injection de CO2. 
Toutefois après 20 jours, le DOC augmente de plus de deux ordres de grandeurs. Les 
concentrations en anions organiques et en benzène, toluène, éthyl-benzène et 
xylènes (BTEX34) des eaux demeurent faibles (< 1 mg/l) mais celles en formates, 
acétates et toluène sont élevés, notamment dans les eaux plus riche en DOC.  

Un échantillonnage réalisé 6 et 15 mois après l’injection a été réalisé afin d’analyser 
les composés organiques volatils (VOC) et semi-volatils. Les auteurs de l’étude 
excluent une éventuelle contamination résultant des opérations de forage et ils 
concluent que l’augmentation de la matière organique mobilisée résulte bien de 
l’injection de CO2 (Zuddas, 2009).  

Ces résultats sont en accord avec ceux obtenus dans des expériences de laboratoire 
reproduisant le stockage de dioxyde de carbone dans des couches profondes de 
charbon, précédemment réalisées par Kolak et Burruss (2006) et confirment les 
observations effectuées dans les opérations de récupération des huiles par EOR par 
Shiraki et Dumm (2006). On peut également les rapprocher des analyses effectuées 
par Veith et al. (2009) sur l’eau du forage d’injection de CO2 (ainsi que, avec une 
augmentation moins forte, sur deux puits d’observation) du site expérimental de Ketzin 
en Allemagne : la concentration en acétate est passée de 10 µg/l avant l’injection à 
190 µg/l après 1 mois d’injection. Ces auteurs mentionnent également une expérience 
de lixiviation de 10 g d’échantillons de roche du site de Ketzin par du CO2 
supercritique qui a permis d’extraire 6 µg de matière organique en 1 h (soit 3% du 
COT). De même, la percolation d’un flux de 3 l/min de CO2 supercritique pendant 1 h 
a fourni 180 l de solution à 33.3 µg/l de carbone organique dissous. 

Si des études plus approfondies sont toutefois nécessaires dans cette voie, les 
résultats obtenus suggèrent que la mobilisation, par le CO2 supercritique,  des 
matières organiques (incluant les BTEX) et d’autres espèces est possible dans les 
réservoirs d’huiles et dans les aquifères ne contenants pas d’huile. Ces phénomènes 
pourraient avoir des implications majeures lors de l’évaluation des aspects 
environnementaux du stockage et du confinement  du CO2. Le souci est justifié car de 
fortes concentrations en composés organiques toxiques, qui incluent le benzène et le 
toluène (jusqu’à 60 mg/l pour les BTEX), les phénols (environ 20 mg/l) et les 
hydrocarbures  poly-aromatiques (jusqu’à 10 mg/l), ont été reportées dans les eaux 
des champs d’huiles (Kharaka and Hanor, 2007). 

La forte concentration en matière organique dissoute peut également être mise en 
relation avec celle en métaux lourds retrouvée dans les saumures de cette 
expérimentation en milieu naturel. La complexation des métaux lords par la matière 
organique dissoute pourrait être responsable de la concentration élevée des métaux 
comme déjà indiqué par Wang et Jaffe pour le cas des bicarbonates. Cependant, la 
modélisation quantitative de ces processus n’a pas encore été réalisée. 

                                            
34 Les BTEX sont des composés organiques mono-aromatiques volatils qui ont des propriétés toxiques. 
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5.3.3.4 AUTRES RESULTATS OBTENUS 

Des résultats comparables ont également été obtenus par Benezet et al. (2007) qui 
ont étudié la cinétique de dissolution de la sidérite (FeCO3) en fonction de divers 
paramètres physico-chimiques (température, pH, pCO2). Ces auteurs ont montré que la 
vitesse de dissolution de la sidérite augmente avec la température et diminue avec le 
pH, d’où une augmentation de la concentration en fer de la solution. Or, ces 
caractéristiques physico-chimiques sont comparables à celles d’un réservoir de 
stockage de CO2 à proximité d’un puits injecteur. 

On notera que Knauss et al. (2005) ont également évoqué la possibilité de libération 
des métaux alcalino-terreux et de l’aluminium suite à la dissolution de certains 
minéraux de la roche réservoir après une injection simulée de CO2 et de SO2. 

Il n’est pas exclu que ce type de mise en solution puisse également affecter d’autres 
éléments éventuellement présents à l’état solide dans la roche-réservoir, comme des 
métaux lourds.  

En effet, les relargages de métaux sont un phénomène courant lorsque des matériaux 
renfermant des minerais métalliques sont soumis à des perturbations physico-
chimiques. Cela se produit par exemple : 

- dans le cas du lessivage des terrils de mine, où il y a libération de métaux lors 
de la dissolution de minéraux sulfurés (pyrite ou pyrrhotite [Fe], blende [Zn], 
galène [Pb], chalcopyrite [Cu/Fe], arsénopyrite [As/Fe]) ; 

- lors du stockage sur berge des sédiments curés au fond des cours d’eau, 
véritables pièges à micropolluants ; leur stockage à l’air libre, au contact de 
l’oxygène et des précipitations atmosphériques, peut remobiliser les sulfures 
métalliques insolubles fixés au sédiment qui se transforment alors en sulfates et 
libèrent des métaux particulièrement toxiques pour l’environnement (Bailleul & 
Barby, 1998). 

Ce risque de relargage peut également concerner les actinides. On sait par exemple 
que certaines eaux minérales d’origine profonde et riches en CO2, comme celles des 
bassins de Limagne (Allier, Forez), présentent une forte concentration en uranium. En 
Suisse, une étude a été menée sur la concentration en actinides des eaux de sites 
hydrothermaux (Gainon, 2008). Il ressort que les teneurs en radium dépendent 
essentiellement des caractéristiques de l’eau et que  les teneurs en uranium 
dépendent également du type de roches traversées. A un certain niveau de 
profondeur qui définit une zone appelée front redox, de l’uranium ainsi qu’une série 
d’isotopes (234U, 238U, 234Th et 230Th) précipitent et s’accumulent : en aval, ne subsiste 
que le 226Ra associé parfois à Fe2+ et Mn2+, eux aussi mobiles en milieu réduit. 

Ces données suggèrent la présence probable d’actinides dans certains aquifères 
salins profonds candidats au stockage géologique du CO2. Compte tenu des 
conditions physico-chimiques existantes (milieu réducteur et pH > 5), ces éléments – 
s’ils existent – doivent être fixés à l’état de minéraux stables. Or, des études ont 
confirmé que le CO2 supercritique pouvait dissoudre des oxydes de thorium, uranium, 
plutonium et de neptunium ainsi que, dans certaines conditions35, des solutions 
solides U-Pu, U-Np, U-Am et U-Pu-Eu (Trofimov et al., 2004). 

En outre, les mesures réalisées à Weyburn (Canada) par le BRGM et sur l’analogue 
naturel de Vorrderrhön (Allemagne) par Abou Akar et al. (2005) ont montré que des 

                                            
35 en présence du complexe tri-n-butyl phosphate-acide nitrique (TBP-HNO3) 
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composés métalliques témoins de minéralisations profondes peuvent également être 
transportés vers la surface par un flux de CO2 gazeux. 

5.4 RISQUE BACTERIOLOGIQUE 

5.4.1 FLORE BACTERIENNE DE SUBSURFACE 

Il existe une hypothèse sur le rôle potentiel des micro-organismes de subsurface qui 
risquent d’être injectés en profondeur avec le CO2 (De Gennaro et al., 2007) : il s’agit 
du risque lié à la bio-minéralisation qui accentuerait la cimentation du matériau 
constitutif de la roche réservoir par de la calcite biogénique, principalement dans le 
proche-puits. Cela aurait pour effet d’augmenter la cohésion de la roche-réservoir et 
de stabiliser le stockage d’une partie du CO2 sous forme minérale. Cependant, le 
corollaire attendu est une diminution de la perméabilité au sein du réservoir, qui nuirait 
à l’injectivité.  

Dupraz et al. (2007) insistent sur ce phénomène en signalant que le rôle des micro-
organismes de subsurface sur le devenir du CO2  injecté a rarement été pris en 
compte. Pourtant, la question se pose de connaître la réponse du milieu souterrain 
profond aux injections de CO2 renfermant des micro-organismes, ces derniers étant 
capables de s’adapter très rapidement à des conditions environnementales 
changeantes. Quelques souches ont ainsi été testées in vitro comme Bacillus 
pasteurii, Desulfovibrio longus, Acetobacterium carbinolicum.  

5.4.2 FLORE BACTERIENNE PROFONDE 

Il existe cependant, en profondeur, une biomasse bactérienne qui représente environ 
60 à 100% de la biomasse bactérienne de surface (Whitman et al., 1998). Ces 
bactéries ont été introduites depuis la surface au cours des âges géologiques, soit de 
manière primaire (au cours de la sédimentation des terrains) soit de manière 
secondaire (par infiltration d’eau superficielle ou par circulation en profondeur d’eau 
souterraine de subsurface). Les principales caractéristiques de ces microorganismes 
sont une très faible fréquence de division cellulaire et le fait qu’ils sont quelquefois 
vivants mais inactifs (stade dormant). 

Les paramètres qui contrôlent cette activité bactérienne sont le pH, la salinité, la 
pression, la température, la disponibilité en les éléments traces ainsi que l’existence 
de sources de carbone, d’énergie et/ou de donneurs d’électrons (Vieth, 2009). Or, il se 
trouve que le CO2 supercritique est un excellent solvant de la matière organique.  

Ainsi, à Ketzin, une expérience de lixiviation de 10 g d’échantillons de roche par du 
CO2 supercritique a permis d’extraire 6 µg de matière organique en 1 h (soit 3% du 
COT). Une autre expérience a montré que la percolation d’un flux de CO2 
supercritique au débit de 3 l/min pendant 1 h fournissait 180 l de solution à 33.3 µg/l 
de carbone organique dissous. 

Il est probable que l’injection de CO2 aura des conséquences importantes, au moins 
localement, sur cette flore bactérienne profonde. L’ampleur de cet impact, tant en 
termes qualitatifs (types de micoorganismes atteints) qu’en termes quantitatifs 
(étendue dans le temps et dans l’espace) reste à apprécier. De même, les 
conséquences finales sur l’injectivité du CO2, sur le comportement du réservoir, ou sur 
les conséquences pour l’écosystème, demeurent à étudier plus précisément. Plusieurs 
projets de recherche (ou de pilotes d’injection) démarrés récemment ont inclus cette 
problématique spécifique.  
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6. CONCLUSION ET PERSPECTIVES 

 

L’un des principaux outils de lutte contre ce changement climatique est le stockage 
géologique du CO2 provenant de la combustion d’énergies fossiles, afin d’éviter sa 
contribution à l’effet de serre. Cette technologie nécessite  de mettre en œuvre une 
chaîne composés de quatre maillons principaux : capter le CO2 à la source, le 
transporter, l’injecter en profondeur et le stocker durablement.  

Le stockage pourra avoir lieu dans des environnements géologiques aussi divers que 
les aquifères salins profonds, les gisements d’hydrocarbures épuisés, les gisements 
houillers inexploitables ou les roches basiques et ultrabasiques. Cette technologie 
émergente, communément appelée « captage et stockage du CO2 » ou CSC, doit 
devenir opérationnelle à court terme de manière à pouvoir agir efficacement et 
rapidement sur les émissions de CO2 anthropiques.  Pour cela, elle doit démontrer à la 
fois sa faisabilité et son innocuité, tant en termes de sécurité que d’impact 
environnemental, comme l’affirme l’article 1 de la Directive adoptée le 23 avril 2009. 

L’analyse des risques de la globalité de la chaîne de captage-transport-injection-
stockage géologique du CO2 est encore peu développée. Filière émergente, le CSC 
ne bénéficie que d’un retour d’expérience très limité : le site de stockage géologique 
de CO2 le plus ancien date en effet de 1996. Or, l’une des difficultés majeures de cette 
nouvelle technologie réside dans son déploiement important dans un délai rapide, et 
ce malgré notre méconnaissance des mécanismes qui seront mis en jeu à long terme. 
En conséquence, il peut être pertinent de recommander la mise en place rapide d’un 
retour d’expérience spécifique à la filière : s’inspirant de ce qui est fait à ce jour pour 
les Installations Classées, il pourra recenser à la fois les incidents survenus et les 
mesures de maîtrise mises en place. La mise en commun de telles données entre 
acteurs industriels et institutionnels, y compris au stade des démonstrateurs, sera 
sans aucun doute un atout pour la gestion future des risques. 

A l’instar des analogues industriels que constituent les stockages souterrains de gaz 
naturel et d’hydrocarbures, la phase d’exploitation durera quelques décennies. En 
revanche, après démantèlement des installations de surface, aura lieu l’abandon des 
puits d’injection et du site de stockage, et commencera une phase de long terme qui 
s’étalera sur  plusieurs centaines à milliers d’années : sur une telle période de temps, 
les risques résiduels pourront être examinés en s’inspirant des méthodologies et des 
outils de modélisation développés pour le stockage des déchets radioactifs. Dans ce 
contexte, après une définition technique du concept de « risque », le présent 
document propose les  principes à retenir pour l’analyse des différents risques relatifs 
à l’ensemble de la filière, en incluant notamment ces différentes phases temporelles.  

Sur la base d’une synthèse approfondie de l’état des connaissances, les différents 
scénarios de risques -connus ou prévisibles- ont été analysés et sont présentés dans 
ce rapport, pour la période d’exploitation des futurs sites.36 L’accent est mis sur les 
aquifères salins profonds et les gisements d’hydrocarbures déplétés, qui constituent a 
priori les pistes les plus prometteuses, notamment en termes de volume disponible et 
de répartition géographique.  

                                            
36 Un second document synthétisera les risques inhérents à la phase d’abandon, en élargissant 
nécessairement la zone spatiale concernée et l’échelle de temps considérée. 
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Ces risques en période d’exploitation sont essentiellement centrés sur le puits 
d’injection et sur son environnement proche au sein de la roche-réservoir, soit une 
zone généralement appelée « champ proche-puits », dans laquelle le CO2 sera 
majoritairement à l’état supercritique. De manière synthétique, en ce qui concerne les 
effets potentiels, sont à redouter principalement :  

- les éruptions de CO2 (ou fuites massives),  

- les fuites plus diffuses ainsi que les contaminations de compartiments de 
l’environnement, par le CO2 et/ou par des impuretés qu’il contient. 

- les phénomènes de sismicité induite et les mouvements de terrain.  

 

En ce qui concerne les causes, les mécanismes en jeu en phase d’injection, peuvent 
être regroupés en deux grandes catégories : 

1. Ceux liés aux puits d’injection notamment du fait d’une défaillance interne 
(éruption de CO2) ou de la corrosion des cuvelages ou de la cimentation (fuites 
localisées ou diffuses). 

Le creusement d’un puits induit nécessairement une perturbation du milieu dans 
son voisinage proche : cela se traduit par un nouvel équilibre du champ de 
contraintes qui peut s’accompagner de ruptures du massif rocheux. Les éléments 
constitutifs du puits (cuvelage et cimentation) seront soumis au cours de l’injection 
à plusieurs types de variations de contraintes d’origine mécanique (liées à 
l’augmentation locale de pression), thermique (induites par l’écart de température 
entre le fluide et la roche) ou chimique (par dissolution ou précipitation de 
matière). Ces processus seraient de nature à créer des phénomènes de 
fuite susceptibles d’apparaître après la réalisation des puits (défaut de 
conception), au cours des opérations d’injection (fuite soudaine de la tête de puits) 
ou encore à plus long terme (fuite diffuse le long du puits). 

2. Les perturbations de nature thermo-hydro-mécano-chimique ou THMC 
susceptibles d’induire des risques dans le champ proche-puits : dissolution ou 
précipitation de la roche-réservoir, variation de porosité ou fissuration, 
remobilisation d’éléments-traces. 

Il s’agit principalement de perturbations de la roche-réservoir et/ou des fluides qui 
l’imprègnent. Elles pourraient être directement induites par : 

- l’injection du CO2 à l’état supercritique ; 

- les impuretés associées au CO2 lors de son captage : O2, SOx, NOx, etc. 

- les réactions chimiques avec la roche, la matière organique ou les minéraux 
présents en profondeur, y compris des éléments-traces tels que des métaux 
lourds ou actinides. 

Certains processus sont actuellement méconnus, notamment ceux relatifs à l’impact 
des perturbations THMC sur les éléments-traces ou bien au comportement bio-
géochimique des micro-organismes à grande profondeur. D’autres processus sont 
mieux connus, et leur occurrence est fort probable : la difficulté est de déterminer leur 
ampleur, afin de savoir définir dans quelles conditions ils sont susceptibles d’induire 
des impacts jugés préoccupants. D’une manière générale, l’impact potentiel des 
scénarios de risques sur l’environnement ou sur la santé humaine n’a été que 
rarement estimé de manière quantitative, surtout sur l’ensemble d’une filière de 
captage-transport-injection-stockage.  
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ANNEXE 1 : 

RAPPEL SUR LE COMPORTEMENT DU CO2 

 

Pour bien cerner le comportement du CO2 au sein du réservoir et en évaluer 
l’intégrité, il est crucial d’avoir à l’esprit les comportements thermodynamique et 
chimique de ce gaz. 

PROPRIETES PHYSICO-CHIMIQUES 

A température et pression ordinaires, le CO2 est un gaz incolore, inodore, à saveur 
piquante, plus lourd que l’air (densité de 1,52). 

Il est soluble dans l’eau, à raison de 88 ml de dioxyde de carbone pour 100 ml 
d’eau à 20°C (soit 1,72 g/l).  

COMPORTEMENT THERMODYNAMIQUE  

A la pression atmosphérique le CO2 est un gaz thermodynamiquement stable plus 
lourd que l’air (masse volumique de 1,872 kg/m3). A conditions supérieures à la 
pression critique Pc = 7,38 MPa et à la température critique Tc = 31,1°C, le CO2 
se trouve à l’état supercritique. Il se comporte alors toujours comme un gaz, c’est-
à-dire en emplissant tout le volume disponible, mais possède une densité proche 
de celle d’un liquide pouvant aller de 150 kg/m3 à plus de 800 kg/m3 selon la 
température et la pression. Ainsi, plus le CO2 sera injecté à des profondeurs fortes 
plus sa densité sera élevée est plus la quantité stockée pourra être importante. 

Si l‘on considère que, dans une zone donnée, le gradient géothermique G est 
constant avec la profondeur, la température TZ (°C) à une profondeur z donnée 
peut être calculée à partir de la température de surface TS selon la formule: 

TZ  =  TS  +  G . z 

 

La pression évolue également avec la profondeur. D’après Bachu (2003), cette 
évolution peut être considérée comme comparable à celle de la pression 
hydrostatique. On peut donc écrire:  

P  =  ρW  g  z 

avec  

ρW : masse volumique de l’eau, g : constante de gravitation et z : profondeur. 

Par conséquent, dans un bassin sédimentaire, il existe une relation linéaire entre 
la pression et la température s’exprimant ainsi (Figure 42a) : 

)( S

W TT
G

g
P TW
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Figure 42 : Changement de phase du CO2 selon les conditions de pression et de 

température régnant dans les bassins sédimentaires (Bachu, 2003) 

 

Il en résulte que, au sein d’un diagramme (P, T), le chemin suivi par une bulle de 
CO2 à l’état supercritique qui remonterait vers la surface est une droite dont la 
pente et l’abscisse à l’origine sont déterminées respectivement par le gradient 
géothermique et par la température à la surface.  

Dans le cas où une telle remontée se produirait, on assisterait donc à un 
refroidissement et à une décompression simultanés du CO2 supercritique : la 
Figure 42b montre que ces transformations pourraient s’accompagner de la 
formation de CO2 liquide dans les bassins à faible gradient géothermique (bassins 
froids) ou directement de l’apparition de CO2 gazeux dans les bassins à fort 
gradient géothermique (bassins chauds). 

Concrètement, lorsque le gradient géothermique est supérieur à 42°C/km ou, pour 
un gradient normal37, lorsque la température de surface est supérieure à 16°C38, 
le CO2 passe directement de l’état supercritique à l’état gazeux, sans formation de 
liquide (Bachu, 2003). 

De plus, en fonction de la pression et de la température, la masse volumique du 
CO2 évolue selon le diagramme de la Figure 43. Ainsi, dans les conditions de 
pression et de température de la plupart des bassins sédimentaires, il apparaît 
que la densité maximale du CO2 supercritique est voisine de 850 kg/m3 à partir 
d’un millier de mètres de profondeur. 

                                            
37 la valeur moyenne est de 30°C/km en France 
38 cas de la frange littorale de la région méditerranéenne française 
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Figure 43 : Densité du CO2 selon la température et la pression (Bachu, 2003) 

 

A partir de ces considérations, il devient possible d’estimer l’évolution de la 
densité du CO2 en fonction de la profondeur (Figure 44). 

 

 
 

Figure 44 : Densité du CO2 en fonction de la profondeur (Bachu, 2003) 

Légende :a) Température de surface variable et gradient géothermique représentatif d’un bassin 
chaud (50°C/km) ou d’un bassin froid (25°C/km), b) Température de surface de 5°C

39
 avec 

plusieurs gradients géothermiques. 

                                            
39 valeur représentative d’un climat froid (Canada, nord de l’Europe) 
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Chimie du CO2 

SOLUBILISATION DU CO2 

Tocqué et al. (2006) rapportent que la solubilité du CO2 dépend de la composition 
des phases aqueuse (en particulier, sa salinité) et gazeuse ainsi que des 
conditions de pression et de température (voir Figure 45 et Figure 46). 

 

 
Figure 45 : Solubilité du CO2 dans les solutions de NaCl en fonction de la 

concentration en NaCl de la solution à 48bar (Portier et Rochelle, 2005) 
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Figure 46 : Solubilité du CO2 en fonction de la pression  
dans les solutions de NaCl de 1 et 3 m ( Portier et Rochelle, 2005) 

 

REACTIONS GEOCHIMIQUES : 

La réaction de dissolution du CO2, dans l’eau ou dans les hydrocarbures, conduit 
tout d’abord à son hydratation (notée CO2(aq)) puis à la formation d’un acide faible, 
l’acide carbonique (Appelo & Postma, 2005) :  

3222 COHOHCO HH  
Cet acide va ensuite subir, selon les conditions de pH, une à deux phase(s) 
d’ionisations et se dissocier : 

- tout d’abord, en ions hydrogénocarbonates (ou bicarbonates) :  
HHCOOHCO 322  

- puis en ions carbonates si, par exemple, le pH est supérieur à 8,3 dans des 
conditions normales de température et de pression,: 

HCOHCO 33  
 

La totalité des réactions susceptibles d’être mises en jeu est la suivante (Brosse et 
al., 2005) : 

HOHOH aq)(2  

)(2)(2 aqg
COCO CO  

0

322)(2
COHOHCO

g
HH  

HHCOOHCO
aq 32)(2

 

3

0

32 HCOHCOH  

2

33 COHHCO  
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3

2

3

2 CaCOCOCa CaC  

CaOHOHCa 2  
2

3

2

3 )( COCacalciteCaCO  

 

L’ensemble de ces réactions peut être synthétisé en une seule qui décrit la 
solubilisation du carbonate de calcium (Kaufmann et Dreybrodt, 2007) : 

3

2

223 2HCOCaOHCOCaCO  

 

Dans un premier temps, cela induit  préférentiellement la dissolution de la calcite 
de la roche réservoir et un accroissement de l’alcalinité de la solution. Ensuite, la 
diminution observée du pH conduit à la dissolution de la majeure partie des 
minéraux, dont les silicates, s’accompagnant de la libération de cations 
métalliques dont certains peuvent se combiner avec les ions carbonate ou 
bicarbonate pour précipiter sous la forme de carbonates (Brosse et al., 2005). 

En ce qui concerne les feldspaths, ils peuvent subir une kaolinisation, en libérant : 

- K+ et  Na+ pour les feldspaths potassiques et sodi-potassiques ;. 

- Na+ et Ca2+ pour les feldspaths sodi-calciques (plagioclases).  

Par exemple pour l’anorthite, feldspath de formule chimique CaAl2SiO8(s), deux 
réactions de dissolution peuvent l’amener à libérer des ions Ca2+. La première (1) 
est conditionnée par la libération des ions H+, lors de la solubilisation du CO2 dans 
l’eau (3) : 

)(4522)(
2

)(2)()(822 )(2
saqlaqs

OHOSiAlCaOHHOSiCaAl ACaH2 ((    (1) 

 

La seconde (2) n’est pas conditionnée par l’acidification des eaux. 

)(44)(4)(
2

)(2)(822 2)(28
aqaqaqls

SiOHOHAlCaOHOSiCaAl 22Ca8 (   (2) 

 

Dès lors les protons Ca2+ en se combinant avec les ions carbonates ou 
hydrogénocarbonates (libérés selon les réactions en chaînes (3), (4) et (5)) 
pourront précipiter en calcite selon les réactions (6) et (7) (Hangx, 2005). 

)(32)(2)(2 aqlg
COHOHCO HH        (3) 

)(3)()(32 aqaqaq HCOHCOH ( HH        (4) 

)(
2

3)()(3 aqaqaq COHHCO ( CH        (5) 

)(3)(
2

3)(
2

saqaq CaCOCOCa CaC(        (6) 

)()(3)(3)(
2

aqsaqaq HCaCOHCOCa (( HCaH       (7) 

 

Les ions Ca2+ peuvent également provenir d’argiles riches en calcium, selon la 
réaction ci-après. 

)(
2

)(44)(4522)(2)( 8)(72323 aqaqslaq CaSiOHOHOSiAlOHHonitemontmorillCa (( C87A22m
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A ces réactions, il faut enfin ajouter la réaction de précipitation, dissolution de la 
kaolinite (Li et al., 2006) : 

OHSiOHAlHOHOSiAl s 244

3

)(4522 226)( H2A26  

 

Les autres réactions instantanées mises en jeu sont les suivantes (Li et al., 2006) : 

HOHOH 2  

HSiOHSiOH 4344  

HSiOHSiOH
2

4243  
23 )(OHAlOHAl  

2

2 )()( OHAlOHOHAl  

32 )()( OHAlOHOHAl AlO  

43 )()( OHAlOHOHAl  

 

Les minéraux argileux (illites, chlorites et smectites) sont également susceptibles 
de libérer des ions pouvant se combiner avec les ions carbonates et bicarbonates. 
Néanmoins, cette précipitation n’est significative que lorsque (Brosse et al., 2005): 

- la roche est riche en minéraux alumino-silicatés eux-mêmes riches en fer et 
magnésium, 

- le carbone est transporté relativement rapidement (de l’ordre de 
10 cm.an-1). 

D’autres réactions chimiques peuvent être mises en jeu et la détermination des 
chemins réactionnels qui se développeront ainsi que leurs cinétiques sont délicats 
à prévoir car ils dépendent de la composition de la roche et de celle  du fluide. 

L’ensemble de ces réactions doit être pris en compte car elles peuvent modifier la 
structure du milieu poreux (porosité et perméabilité), influer sur les capacités du 
stockage (Haszeldine et al., 2005) et favoriser éventuellement l’ouverture de failles 
(Brosse et al., 2005).  

D’un autre point de vue, la précipitation des minéraux au voisinage des puits 
d’injection peut également en limiter l’injectivité. Cependant, les connaissances 
actuelles ne sont pas suffisamment avancées pour prédire ce qui risque de se 
produire (Haszeldine et al., 2005).  

La comparaison avec ce qui se passe au sein des analogues naturels tend à 
montrer que les prévisions des chemins réactionnels et des cinétiques ne sont pas 
toujours en adéquation avec les observations.  

TOXICOLOGIE 

Ce chapitre constitue principalement une reprise de la fiche toxicologique de 
l’INRS et donne un aperçu des propriétés que peut avoir ce gaz et de leurs 
conséquences. 
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VALEURS LIMITES D’EXPOSITION PROFESSIONNELLE 

Des valeurs limites indicatives de moyenne d’exposition pondérée (8 heures par 
jour ; 40 h/semaine) et des valeurs limites indicatives d’exposition à court terme 
(15 min au maximum) dans l’air des locaux de travail ont été établies pour le CO2. 

- Etats-Unis (ACGIH) : 5 000 ppm (TLV-TWA) ; 30 000 ppm (TLV-STEL), 

- Allemagne (Valeurs MAK) : 5 000 ppm soit 9 100 mg/m3. 

On rappelle qu’à 25°C et 101 kPa (pression atmosphérique normale), 1 ppm de 
CO2 correspond à 1,8 mg/m3. 

TOXICITE AIGUË SUR L’HOMME 

A forte concentration, le CO2 devient un gaz asphyxiant puis toxique et qui peut 
entraîner la mort. L’importance des effets observés dépend de sa concentration 
dans l’atmosphère et de nombreux facteurs physiologiques (âge du sujet, état 
vasculaire…) ou climatiques (température extérieure, pression partielle 
d’oxygène…) : 

- A partir de 2% de CO2 dans l’atmosphère apparaissent les premières 
manifestations cliniques qui se traduisent par une augmentation de 
l’amplitude respiratoire ; 

- A partir de 4%, la fréquence respiratoire s’accélère et la respiration peut 
devenir pénible chez certains sujets ; 

- A partir de 5%, s’y ajoutent des céphalées, une sensation de vertige ainsi 
que les premiers effets cardiovasculaires et vasomoteurs (augmentation de 
la fréquence cardiaque et de la pression artérielle, vasodilatation 
périphérique) ; 

- A 10%, on peut observer des troubles visuels (parfois associés à une 
dégénérescence rétinienne), des tremblements, une hypersudation et une 
hypertension artérielle avec perte de connaissance, chez certains sujets, si 
l’exposition dure une dizaine de minutes ; 

- Lorsque l’on avoisine 20%, des troubles graves d’apparition rapide peuvent 
survenir, parfois compliqués d’une lyse musculaire : dépression 
respiratoire, convulsion, coma et mort ; il existe de nombreux cas de morts 
accidentelles brutales liés à l’inhalation de fortes concentrations de CO2 
accumulé dans des lieux confinés (silos, caves) ou à des catastrophes 
environnementales (Lac Nyos avec CO2 d’origine volcanique au 
Cameroun). 

En outre, l’inhalation de concentrations comprises entre 2 et 10% peut entraîner 
une bronchodilatation chez l’asthmatique en crise. 

TOXICITE CHRONIQUE SUR L’HOMME 

Les effets d’une exposition prolongée au CO2 ont été étudiés pour évaluer la 
tolérance des sujets à des séjours en espace confiné (sous-marins par exemple). 
Les données existantes concernent des expositions expérimentales de volontaires 
à des concentrations assez élevées (0,5 à 4% avec une pression partielle 
d’oxygène normale) : 

- Pour des concentrations inférieures à 1%, les variations des paramètres 
biologiques ne sont pas significatives ; 
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- A partir de 1%, on note une légère augmentation de la pression artérielle de 
CO2 ainsi que de la pression partielle en oxygène en raison d’une 
hyperventilation ; 

- A partir de 2%, l’augmentation de la pression partielle de CO2 dans le sang 
artériel et l’air expiré s’accentue ; elle est associée à une faible diminution 
du pH, sans autre anomalie notable ; 

- A partir de 3%, l’hyperventilation est marquée ainsi que la baisse du pH 
artériel (acidose respiratoire) ; 

- A 4%, on constate de plus l’apparition de céphalées et de gastralgies au 
repos, d’asthénie et d’extrasystoles à l’effort ; une augmentation du nombre 
d’hématies est également notée ; 

- Au-delà, le seuil de tolérance est clairement dépassé. 

Dans aucun de ces cas, des modifications des performances psychomotrices 
n’ont été mises en évidence. 

Des observations anciennes d’exposition dans des sous-marins de la seconde 
guerre mondiale, dans lesquels la concentration en CO2 était de l’ordre de 3%, 
associée à un taux d’oxygène de 15 à 17%, faisaient état de phases d’excitation et 
de dépression, d’une augmentation du flux sanguin cutané ainsi que d’une 
diminution de la température centrale et de la pression artérielle.  

Ces signes pouvaient s’associer à un ralentissement de la fréquence respiratoire 
et à des anomalies des fonctions mentales. Cependant, ces résultats peuvent 
également être en relation avec d’autres polluants atmosphériques qui n’ont pas 
été mentionnés. 
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ANNEXE 2 : 

MECANISMES PHYSICO-CHIMIQUES DU STOCKAGE GEOLOGIQUE DE CO2 

 

- pour les aquifères salins, dans un premier temps, une « bulle » de CO2 
remplacera la saumure40 présente dans la porosité de la roche réservoir et 
ce, jusqu’à une certaine distance du puits d’injection ; moins dense que la 
saumure, cette « bulle » sera tout d’abord piégée par l’imperméabilité du 
recouvrement de la roche réservoir (piégeage structural) puis, à terme, le 
CO2 finira par se dissoudre entièrement dans l’aquifère (piégeage par 
dissolution) ; Abou Akar et al. (2005) ont ainsi montré, en simulant l’injection 
dans le site offshore de Sleipner, que le CO2 sera intégralement dissout 
dans l’aquifère  au bout de 7 000 ans ; 

- pour les gisements d’hydrocarbures épuisés, le CO2 occupera la place 
laissée vacante par les hydrocarbures (gazeux ou liquides) antérieurement 
présents dans la porosité de la roche réservoir ; il sera progressivement 
dissous dans l’huile mais également dans l’eau généralement présente 
dans ces roches réservoir ; 

- pour les veines de charbon inexploitées, le CO2 sera adsorbé sur le 
charbon, en lieu et place du grisou généralement présent et pour lequel il a 
beaucoup plus d’affinité (piégeage par adsorption) ; de ce fait, il devra être 
injecté à l’état gazeux afin de mieux diffuser dans le réservoir, ce qui limite 
la profondeur de ces sites à moins de 800 m ; 

- pour les roches basiques et ultrabasiques, le stockage sera obtenu par 
remobilisation des cations (essentiellement le calcium et le magnésium) des 
roches silicatées pour former des minéraux carbonatés ; il s’agit donc d’un 
piégeage chimique sous forme minérale qui répond parfaitement aux 
exigences d’irréversibilité sur de longues périodes. 

                                            
40 Eau salée généralement présente dans les aquifères enfouis à grande profondeur 
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ANNEXE 3 : 

DESCRIPTION D’UN PUITS D’EXPLOITATION D’UN STOCKAGE DE GAZ NATUREL 

GENERALITES 

La conception actuelle d’un puits d’injection de CO2 est très proche de celle d’un 
puits d’exploitation de stockage de gaz naturel. 

Le système d’injection comprend en surface : 

- les pipelines de distribution aux puits injecteurs, 

- les installations de compressions (employées lorsque la pression du fluide 
arrivant est inférieure à la pression d’injection), 

- les systèmes de mesure et de contrôles, 

- la têtes de puits, 

- le puits d’injection. 

Un puits d’injection est typiquement constitué d’une succession de forages dont le 
diamètre va en diminuant. Chaque forage est recouvert d'un cuvelage en acier (ou 
« casing »), lequel est cimenté au terrain pour assurer la stabilité des parois et 
contribuer à l'étanchéité (Figure 47).  

 

 
Figure 47 : Exemple de puits d’injection (Lécolier, 2007) 

L’architecture du puits peut être variable en fonction de la profondeur et du 
contexte géologique du gisement. Ainsi, la Figure 48 présente quatre types 
différents d’architecture. 
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Légende : les diamètres d’équipement sont donnés en pouces : 1 pouce = 25.4 mm 

Figure 48 : Catégories de puits selon leur architecture (Patroni, 2007)  

 

En tête de puits sont mesurés plusieurs paramètres : débit, température, pression 
du fluide injecté (technique décrite par Wright et Majek, 1998). 

En ce qui concerne le suivi de la composition du fluide injecté, c’est-à-dire le CO2 
et ses impuretés, ce suivi n’est pas réalisé en continu mais de façon périodique 
par un chromatographe. Un suivi périodique est suffisant dans la mesure où la 
variabilité de la composition du fluide injecté est limitée. 

EQUIPEMENT DE LA TETE DE PUITS 

En tête de puits, on trouve des équipements de sécurité qui doivent permettre 
d’éviter tout retour de produit en cas de défaillance des équipements de surface. 

Ils comprennent entre autres, plusieurs valves provoquant la fermeture du puits à 
différents niveaux, tant à l’extérieur qu’à intérieur.  

Le schéma présenté en Figure 49 détaille la composition d’une tête de puits. 
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Figure 49 : Descriptif technique d’une tête de puits d’injection de CO2 

 

EQUIPEMENTS EN FOND DE PUITS 

A l’instar des puits d’injection classiques, les équipements de fond de puits sont : 

- un packer (ou obturateur annulaire) dont le but est de confiner la pression 
élevée à la zone d’injection, 

- une vanne en fond de puits qui est automatiquement fermée en cas de fuite 
détectée plus en amont dans le puits ou au niveau des installations de 
surface, 

- un système de marche/arrêt de l’injection.. 

 

 
Figure 50 : Descriptif des éléments techniques en fond de puits d’injection de CO2 

 


