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Résumé

RESUME

L’évaluation des formations géologiques consiste en I'analyse et la synthése de données de différentes
sources, de différentes échelles (microscopique a kilométrique) et acquises a des dates trés variables. Le
processus conventionnel de caractérisation des formations releve alors de l'interprétation physique
spécialisée de chacune de ces sources de données et leur mise en cohérence par des processus de
synthése essentiellement d’ordre statistique (corrélation, apprentissage, up-scaling...). Il s’avere
cependant qu’une source de données présente un caractere central : les diagraphies.

Ces mesures physiques de différentes natures (nucléaires, acoustiques, électromagnétiques...) sont
réalisées le long de la paroi d’un puits a I'aide de différentes sondes. Elles sont sensibles aux propriétés in
situ des roches, et ce, sur une gamme d’échelle centimétrique a métrique intermédiaire aux carottes et
données de test de production. De par leur profondeur d’investigation, les données diagraphiques sont
particulierement sensibles au phénomene d’invasion de boue se produisant lors du forage dans I’'abord
puits. Traditionnellement, I'invasion est modélisée de facon frustre au moment de linterprétation
diagraphiques par un simple effet piston. Ce modeéle simple permet d’honorer le bilan de volume mais ne
prend aucunement en compte la physique réelle d’invasion et prive, de fait, les diagraphies de toute
portée dynamique. Des essais de modélisation de [|’historique d’invasion couplés aux données
diagraphiques ont déja été élaborés par différents laboratoires et une abondante littérature sur le sujet
est disponible. Les limitations majeures de ces approches résident dans le caractere sous déterminé des
problémes inverses issus de ces modeéles physiques et dans le fait que la donnée diagraphique est réalisée
en général sur un intervalle de temps inadaptée au regard du développement de l'invasion.

Nous proposons une approche différente qui s’attele non pas a décrire la physique de I'écoulement mais
celle de I'équilibre radial des fluides dans le domaine envahi lorsque les diagraphies sont acquises. Nous
montrons qu’en introduisant quelques contraintes pétrophysiques supplémentaires, il est possible
d’inverser efficacement la distribution des propriétés dynamiques pour chaque facies géologique.
L'inversion prend en compte le phénomene d’invasion radial dans la zone a eau ainsi que I'équilibre
capillaire vertical caractérisant le profil de saturation dans le réservoir pour chaque facies. A chaque
profondeur du puits, sont ainsi obtenues perméabilités, pressions capillaires et facteurs de cimentation
avec leurs incertitudes ainsi que les lois pétrophysiques propres a chaque facies.

Cette méthode a été appliquée a deux puits réels. En guise de validation, les résultats d’inversion ont été
comparés aux mesures laboratoire faites sur carotte. De plus, les perméabilités inversées ont été
comparées aux transitoires de pression de mini-tests. La cohérence des résultats montre que, d’'une part,
les hypothéses de base du modele sont validées et que, d’autre part, I'approche fournit une estimation
fiable de grandeurs dynamiques a toute échelle pour chaque facies réservoir, et ce, des 'acquisition des
données diagraphiques.

L’approche d’inversion proposée a permis de lever une limitation majeure des précédentes tentatives de
prédiction des propriétés dynamiques par les diagraphies en reconsidérant la problématique non pas sous
I'angle d’une modélisation phénoménologique exacte mais en I'abordant de maniere globale a I'échelle
d’une chaine d’étude complete. Cette approche permet de fait une mise en cohérence tres précoce des
données, d’identifier les faciés d’intérét et de qualifier les besoins véritables en données. Cet outil s’avere
trés puissant pour qualifier et caractériser les hétérogénéités pétrophysiques des formations et aider ainsi
a résoudre le probleme de mise a I’échelle des grandeurs dynamiques.
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Introduction

INTRODUCTION

Les différentes échelles de I'évaluation physique des roches

L’estimation des propriétés physiques des roches du sous-sol est une étape essentielle dans I’évaluation
du potentiel pétrolier d’un objet géologique souterrain ou la prédiction du comportement d’un gisement
au cours du temps. De ces données découlera un modele qui servira a prendre toutes les décisions
industrielles relatives a cet actif.

L’acces a ces éléments d’appréciation des gisements n’est possible que par un ensemble de mesures et
de techniques diverses et prises a des échelles tres différentes. Dans le cadre de la prospection pétroliere,
I'un des premiers types de mesures est I'imagerie sismique. Cette technique permet de visualiser les
objets géologiques souterrains de par I'analyse des ondes sismiques réfléchies sur les contrastes du sous-
sol (signal artificiel émis en surface). Elle permet d’obtenir une image 2D ou 3D de surfaces du milieu sur
typiqguement des dimensions de |'ordre de 1 000 km2 pour des profondeurs inférieures a 10 km. Une
premiere estimation de la dimension et de I'enveloppe des objets géologiques d’intérét est ainsi possible.

Prospection géophysique "Offshore™

Brasme Nocogrmis Onges | Fropeguast Gdrwrasso < onms
ac3atom 1hdctven | e onde e

o p—

Figure 0.1 Essais sismiques en mer (a gauche) et profil sismique (a droite)

C'est tres généralement sur la base des données sismiques que des campagnes d’explorations sont
menées et se concrétisent par le forage de puits d’exploration. Ces derniers ont pour vocation de traverser
les objets cibles et prouver I'existence d’accumulations d’hydrocarbures. A cette fin, un nouveau jeu de
mesures peut alors étre acquis.

La plus petite échelle : la mesure laboratoire

Des échantillons (« carottes ») peuvent étre prélevés au moment du forage d’un puits pour étre analysés
ensuite en laboratoire. Chaque carotte est généralement d’une longueur pluri-métrique pour des
diametres décimétriques. De ces dernieres sont prélevés des sous-échantillons cylindriques (« plugs ») de
taille centimétrique sur lesquels une batterie de mesures est effectuée en laboratoire afin de mesurer
leurs propriétés. Il s’agit, entre autres, des propriétés caractérisant le milieu poreux de la formation a
considérer, notamment :



Introduction

e La porosité, qui est la fraction de pores contenues dans une roche ;
e La perméabilité, qui est la capacité de la roche a laisser s’écouler un fluide.

D’autres mesures complémentaires peuvent étre prises, comme les mesures de pressions capillaires ou
de perméabilités relatives, qui seront explicitées au chapitre 1. Ces mesures ont I'avantage de donner le
comportement pétrophysique de I’échantillon étudié mais ne sont valides qu’a I'échelle du sous-
échantillon. Ainsi, les mesures effectuées en laboratoire ne sont pas nécessairement représentatives de
la qualité pétrophysique et de la dynamique du réservoir considéré. Des techniques, essentiellement
d’ordre statistique sont alors utilisées pour réconcilier, faire la synthése de ces mesures et les mettre a
I’échelle d’intérét: celle de la maille géologique ou réservoir. |l s’agit du processus de synthese
pétrophysique que nous présenterons au chapitre 1.

Figure 0.2 Outil de carottage (a gauche), carotte remontée a la surface (au centre), mesures
pétrophysiques représentées en fonction de la profondeur (points rouges sur le graphique de droite)

La macro échelle : les essais de puits

Un autre moyen d’évaluer les propriétés du milieu, directement en lien avec le comportement du futur
gisement, concerne les essais de puits. Cela consiste a mettre en production un puits pendant un intervalle
de temps limité et a en étudier la réponse en pression en cours ou aprés débit. Cela permet d’accéder a
une indication globale quant a la qualité du réservoir et d’estimer les limites du gisement. L'échelle
d’investigation est donc directement I’échelle réservoir, qui s’étend sur plusieurs kilometres. Les essais de
puits permettent de qualifier la performance globale d’un gisement, mais peuvent, en contrepartie,
échouer a capter des hétérogénéités locales jouant un réle dans le comportement long terme du champ.
A cette fin, d’autres méthodes de tests sont possibles, localisées sur un intervalle profondeur donné
(« mini-tests ») et avec un rayon d’investigation plus faible (décamétrique). Ces techniques permettent
d’étudier le comportement dynamique d’un seul banc en particulier.
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Figure 0.3 Principe d’un essai de puits en bas a gauche (débit imposé en bas et réponse en pression en
haut) et limite de visibilité du test par rapport a la taille du gisement a droite

L’échelle intermédiaire : les diagraphies

Au moment méme du forage d’un puits, ou immédiatement apres, peuvent étre descendues des sondes
capables de réaliser la mesure de grandeurs physiques (continues ou discrétes) le long de la paroi du puits.
Il s’agit des diagraphies. De facon générale, ces mesures sont réalisées a |'aide de sondes composées en
majorité d'une source émettrice (acoustique, électromagnétique, nucléaire...) et de un ou plusieurs
détecteurs. Chaque diagraphie peut étre réalisée aprés le forage (diagraphies dites au cable ou WireLine)
ou pendant le forage (diagraphies aux tiges ou Logging While Drilling), en trou ouvert (la roche reste a
découvert - open hole logging) ou tubé (le puits est stabilisé a I'aide d’un tube d’acier descendu et cimenté
contre la paroi rocheuse - cased hole logging). Chaque mesure répond a une physique différente. On peut
notamment citer les diagraphies de :

e Résistivité: Des courants électriques sont injectés ou créés dans la formation moyennant un
champ électrique imposé. La mesure de ces courants est directement proportionnelle a la
résistivité de la formation, et ce, a différentes profondeurs d'investigation. Les résistivités sont
utilisées pour quantifier les teneurs en hydrocarbures des roches du fait qu’eau et hydrocarbures
ont des résistances électriques bien différenciées.

o Neutron Porosité: La formation est bombardée de neutrons capables d’interagir avec les noyaux
d'hydrogene de la formation. De ces interactions découle une perte progressive d’énergie des
neutrons incidents. Des détecteurs neutron comptent a différentes distances de la source le flux
de neutrons revenant a I'outil. Ce flux est proportionnel a la quantité d'hydrogénes vu par les
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neutrons. Dans une roche, I'hydrogene est essentiellement porté par les molécules d’eau et
d’hydrocarbures. De fait, un outil neutron permet d’évaluer la teneur en fluides des roches,
autrement dit, leur porosité.

o Densité : Des rayons gamma sont émis a I'aide d’une source et interagissent avec les électrons de
la formation. Chaque rayon gamma, en fonction du nombre de collisions subies, perdra une
certaine quantité d’énergie (effet Compton). Cette perte d’énergie, relevée sur des détecteurs,
renseigne sur la densité de la formation. La combinaison des mesures de densité et de Neutron
est utilisée comme indication de lithologie et de porosité.

e Nuclear Magnetic Resonnance (NMR) : Des salves de pulses magnétiques sont envoyées dans la
formation et agissent sur le spin des noyaux d’hydrogénes présents dans la formation. Ces
derniers, en retour, produisent des échos magnétiques dont I'amplitude dépend du nombre de
spin capables de rester en phase. L'atténuation progressive du signal d’écho est liée aux degrés
de libertés des différents hydrogenes du milieu, gouverné essentiellement par le niveau de
mobilité du fluide portant les hydrogenes (eau ou hydrocarbure). On peut relier a la donnée NMR
la distribution des tailles de pores de la roche.

Les diagraphies sont utilisées pour évaluer in situ la formation géologique présente dans I'abord puits et
couverte par le rayon d’investigation des différentes mesures (allant de quelques centimetres a plusieurs
metres pour les plus profondes). Chaque diagraphie est réalisée en continu le long de la paroi du puits ;
ce type de mesure peut donc étre considéré, contrairement aux données laboratoires, comme quasiment
continue et se situe de fait a une échelle verticale métrique, intermédiaire aux autres sources de données
décrites jusqu’alors (échantillons laboratoires, mini-tests et tests de production).
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Figure 0.4 Principe de mesure d’une diagraphie et résultat obtenu
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La problématique de la these

Les diagraphies jouent un réle central dans le processus d'interprétation pétrophysique car elles font le
lien entre toutes les sources de mesures disponibles en termes d’échelle, de continuité ou de
représentativité. Par ailleurs, la grande variété d'outils et de physiques autorise un large champ
d'investigation pour la qualification de I'abord puits. Toutefois, le processus conventionnel de synthése
des données pétrophysique de puits est réalisé grace essentiellement a des méthodes statistiques ou
empiriques aboutissant a plusieurs inconvénients :

e Le processus d’analyse est segmenté ; a chaque type de mesure correspond un ensemble de
méthodes spécifiques ne résolvant qu’un probleme particulier a la fois (données diagraphiques
pour les volumétriques, pétrophysiques laboratoire pour les dynamiques petites échelles et
données test pour les dynamiques grandes échelles...). De fait, nombre d’équations physiques ne
sont résolues qu’a une échelle spécifique liée a un jeu de données, sans intégration multi-échelle
ou multi-physique ;

e Le processus de synthése est séquentiel et non itératif. Il faut ainsi disposer de toutes les mesures
les unes apres les autres et a toutes les échelles pour délivrer un modele physique de formation
convenable. De fait, le processus de synthése est reporté a la fin de la séquence d’acquisition de
données sans qu’il ne soit possible d’anticiper la production d’une évaluation globale complete
(méme frustre) des propriétés des formations géologiques.

La problématique de ce mémoire traite des méthodes de synthése physique permettant de produire des
modeles d’abord puits capables de simuler et reproduire numériquement I'ensemble des mesures a
disposition (multi-physique et multi-échelle). A ce titre, les diagraphies jouent un réle central car elles
couvrent d’une part une échelle intermédiaire essentielle dans la mise en cohérence des données puits
et elles apportent une compréhension locale et continue de la pétrophysique aussi bien statique
(volumétrique) que dynamique. En effet, les diagraphies sont le seul témoin d’un phénomene singulier
ayant lieu lors du forage du puits : I'invasion de boue dans la formation. La boue, utilisée pour maintenir
I’équilibre de pression du puits, envahit progressivement les pores des roches réservoir de I'abord puits
(zones ayant une bonne perméabilité et porosité). Ce processus peut s’apparenter aux tests d’injections
effectués en laboratoire permettant d’obtenir perméabilités et pressions capillaires. Chaque diagraphie
porte ainsi une information dynamique in situ et continue originale au travers du signal d’invasion. Le
sujet d’étude de cette thése consiste donc a élaborer un modeéle d’assimilation de données diagraphiques
dans le but de construire un modele pétrophysique statique et dynamique multi-échelle capable de
reproduire I'ensemble des observables au puits, et tout particulierement les signaux d’invasion.

L'objectif a terme est d’établir un modele numérique de I'abord puits permettant de réconcilier tous les
types de mesure effectuées au cours du temps. Un tel modéle aurait un intérét stratégique certain pour
I'industrie pétroliére. Il permettrait en outre de dénoncer les mesures pouvant étre redondantes ou au
contraire de valoriser celles portant une information essentielle sur le gisement. Il aiderait ainsi a la prise
de décision concernant les nouvelles acquisitions en indiquant quelles sont les données les plus
pertinentes a prendre pour obtenir le modele le plus réaliste possible. Cela entrainerait a terme des cycles
de développement plus court en limitant I'exposition financiére de TOTAL. Notre travail de thése, qui s’est
concentré sur I'assimilation des données diagraphiques, est une premiére étape dans I’élaboration de cet
outil.
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Introduction

Nous présenterons dans le premier chapitre les bases de l'interprétation et synthése pétrophysique, en
introduisant les formalismes fondamentaux qui serviront par la suite a la modélisation des données. Nous
ferons dans un deuxieme chapitre un bilan bibliographique des essais existants de modélisation multi-
physique d’abord puits intégrant la modélisation d’invasion de boue. Le troisieme chapitre développera
les hypothéses et le formalisme utilisés pour simuler le processus invasion et ses signatures diagraphiques.
Ce méme chapitre détaillera ensuite la facon de poser le probléme inverse en vue d’estimer les principales
grandeurs dynamiques. Le quatrieme chapitre fait une étude critique de la méthode d’inversion, aussi
bien d’ordre mathématique, numérique que physique. Enfin, le cinquiéme chapitre traite de la
généralisation de I'approche vers les cas hétérogenes et multi-facies.

Le travail présenté dans ce mémoire a donné lieu aux présentations suivantes :

¢ Une présentation a la conférence internationale SPWLA (Society of Petrophysicists and Well Log
Analysts) en juin 2017, référence dans le domaine de I'inversion des diagraphies, pour laquelle un
article de conférence a été rédigée. Cet article est reporté en annexe.

e Trois présentations a la conférence Mathias, organisée par TOTAL, réparties tout au long de la
thése.

e Deux séminaires internes « Journée des Doctorants CERFACS » en 2016 et 2017 présentés au
CERFACS.

e Une présentation a la conférence SMAI-MODE en mars 2016.
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CHAPITRE 1 : ETAT DE L’ART CONCERNANT L’EVALUATION DES FORMATIONS
ET LASYNTHESE PETROPHYSIQUE

L’évaluation de formation consiste a quantifier les propriétés pétrophysique des roches de I'abord puits
afin d’aider a I’évaluation d’un objet géologique suite au forage d’au moins un puits. Elle permet d’obtenir
une premiére estimation des volumes d’hydrocarbures au puits et d’estimer le comportement dynamique
local. A la fin de cette étape, un modele statique au puits est construit et sert de point de calage aux
modeles réservoir. Ce modele comporte notamment les principales propriétés pétrophysiques du
réservoir et un découpage en faciés correspondant aux principales unités géologiques. L’enjeu est alors
d’étre en mesure de propager l'information du puits a I'ensemble du gisement au moyen de lois
macroscopiques liant chaque propriété entre elles. .

A ce titre, les saturations ont une importance centrale dans la mesure ou elles sont au croisement des
grandeurs statiques et dynamiques, leur logique de distribution dépendant a la fois des grandeurs
volumétriques et dynamiques. Nous présenterons dans la premiere partie de ce chapitre la facon de
qguantifier les saturations a 'aide des diagraphies. Nous présenterons ensuite le lien pétrophysique entre
saturations et pressions capillaires telles que défini classiquement sur des échantillons carotte. Nous
introduirons dans une troisieme partie la perméabilité et les liens existant avec les pressions capillaires.
Nous présenterons enfin les modéles de saturations inhérents aux faciés géologiques et la facon de les
élaborer.

1. Saturations par interprétation des diagraphies de résistivités

Il existe plusieurs catégories de sonde permettant I'acquisition de diagraphies de résistivités. On peut
notamment citer :

e Les sondes Laterolog : des électrodes envoient un courant focalisé dans la formation a l'aide
d’électrodes de garde obligeant le courant émis a pénétrer perpendiculairement dans la
formation suivant un faisceau de lignes de force paralléles. Ce type de sonde donne des réponses
beaucoup moins influencées par la colonne de boue ou par les épontes dans la mesure ou ce
dispositif permet une bonne résolution verticale de I'outil.

e Les sondes a bobines d’induction: un oscillateur émet un courant alternatif d’amplitude
constante a des fréquences de 10 a 100 kHz (pour les Wireline) ou jusqu’a 2 Mhz (pour les LWD).
Il en résulte un champ électro-magnétique alternatif qui se répand dans la formation et dont
I'amplitude est proportionnelle a la dérivée du flux magnétique. Ce champ fait circuler des
courants de Foucault dont I'intensité sera proportionnelle a la conductivité des couches.

On trouvera dans (Serra et al., 2003) un description détaillée du fonctionnement de ces outils.
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Ces dispositifs permettent de lire a différentes profondeurs dans la formation, dans la zone envahie et
dans la zone vierge. Cette problématique sera traitée dans le chapitre 2. La résistivité utilisée pour le calcul
des saturations est la résistivité de la zone vierge R;. Aucun outil ne peut directement donner une mesure
de cette propriété, celle-ci étant perturbée par plusieurs phénomenes (invasion de boue, effet d’épontes
pour des bancs fins, ...). La mesure doit alors étre corrigée afin de compenser ces effets parasites, souvent
a I'aide d’abaques. Une fois la résistivité de la zone vierge calculée, le calcul des saturations est possible.

1.1 Modele de référence : équation d’Archie

Les diagraphies de résistivités sont principalement utilisées pour le calcul des saturations en eau. Les
équations reliant résistivités (ou conductivités) et saturations en milieu poreux reposent sur I'équation
d’Archie (Archie, 1942). Cette formule est historiquement une des plus utilisées et est a I'origine des
méthodes d’interprétation diagraphique utilisées dans le domaine pétrolier. Elle est donnée par :

. 4Ry (1.1)
n o=
$™R,

Ou R; est la résistivité de la formation, R, |a résistivité de I'eau, ¢ la porosité et S, la saturation en eau.
Cette équation est construite sur les hypotheses suivantes :

e Tous les minéraux sont infiniment résistifs (aucun minéral conducteur)
e Les hydrocarbures sont infiniment résistifs
e Seule la phase eau est conductrice au travers de son contenu en ions dissous

Les parametres introduits par Archie sont les suivants :

e Le facteur de tortuosité a
e Le facteur de cimentation m
e Le facteur de saturation n

Ces parametres peuvent étre ajustés a I'aide de mesures effectuées en laboratoire sur une gamme variée
d’échantillons prélevés au puits. Archie a introduit la notion de facteur de formation, donné par :

a
o @ (1.2)
¢m

. . R . . . e .
Il est égal au ratio R—t lorsque la roche est complétement saturée en eau. Archie considérait ce parametre
w

comme étant directement lié aux propriétés pétrophysiques de la roche, notamment la tortuosité.
Différents essais ont été réalisés dans le but d’expliciter cette relation. L'équation d’Archie n’est
cependant plus valide en présence d’argile puisqu’une des hypothéses fondamentales n’est pas
respectée : un des minéraux est conducteur. Le facteur de formation doit alors étre modifié afin de
prendre en compte I'excédent de conductivité électrique lié aux argiles. Nous avons représenté figure 1.3
un « Pickett plot », c’est-a-dire la porosité en fonction de la résistivité sur une échelle logarithmique. La
loi d’Archie peut y étre observée graphiquement. La droite rouge représente la relation entre résistivité
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et porosité pour une zone a eau. Son coefficient directeur est — —- Les points se retrouvant au dessus de

cette tendance sont caractéristiques d’une zone a hydrocarbures. Le facteur de saturation n exprime la
distance graphique entre lignes d’iso-saturation. On retrouve que plus la résistivité augmente, plus la
saturation diminue. Cette tendance est valide pour des réservoirs propres mais ne l'est plus
nécessairement en présence d’argile qui diminue la résistivité de la zone dans laquelle elle se trouve.
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Figure 1.3 Pickett plot

1.2 Extension du modele d’Archie aux cas argileux

Plusieurs modeles intégrant la présence d’argiles ont été développés afin de généraliser la loi d’Archie. Le
modele de Simandoux (Simandoux, 1963) est un des plus connus. |l considere I'argile comme étant un
medium ayant une conductivité homogeéne et introduit une correction empirique a la loi d’Archie. (Bardon
et al., 1969) proposa la relation suivante, basée sur ce principe :
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1 S N Vi Sw (1.3)
R, F.R, Ry
Ou V,; est le volume d’argile et R; la résistivité de I'argile. Toutes les grandeurs réservoir (S,, et ¢) sont
exprimées en effectif. On retrouve la loi d’Archie pour un volume d’argile nul. Cette relation est réputée
étre efficace pour des formations ayant des salinités assez élevées, mais sa performance est moindre pour
des formations de plus basse salinité. (Poupon et al., 1971) développa I'équation Indonesia suivant la
méme logique :
Va
1 (v E ™ n (2.4)

= + X S,

Cette équation fait apparaitre un terme additionnel de conductivité, intégralement lié aux argiles. Elle

|

nécessite toutefois la connaissance du parametre R.;. Traditionnellement, on prend la valeur moyenne
des résistivités des argiles environnantes en faisant I’hypothése que ces derniéres sont identiques a celles
présentes dans le réservoir.

Cette relation s’est révélée étre applicable a une plus large gamme de formations, notamment aux milieux
laminés. On peut enfin citer le modeéle de Waxman-Smits exprimé suivant la formulation de Juhasz
(Waxman & Smits, 1968; Juhasz, 1981) :

Sw(r)- ¢ + Vcl- ¢Cl (1.5)
b
¢cl
VN =V .—-<
Q .

Sm* =m+k,.QVN + k3.QVN? + k4. QVN3
a

Se(r) =

F* = T

m
t

0 (1 et

-1

R(r) = [

Ou, en plus des grandeurs déja définies, QVN est la fraction d’eau liée aux argiles et BQV,; est le facteur
de conversion de conductivité des argiles. Dans ce cas, les grandeurs pétrophysiques sont exprimées en
valeurs totales : ce formalisme ne propose donc pas un terme additionnel de conductivité mais représente
les argiles comme contribuant a la conductivité de I'eau (modification de R,, en ajoutant une valeur
plancher). La tortuosité induite par la présence d’argile est alors prise en compte par un exposant m
apparent dépendant de la grandeur QVN (fraction d’eau liée aux argiles au regard du volume d’eau total
dans la roche). Cette tortuosité est généralement supérieure a celle d’un réservoir équivalent sans argile
ou d’une argile pure (conduction homogeéne des lignes de courant). Elle atteint son maximum pour des
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mélanges intermédiaires a cause du changement de texture de la roche impliqué par le mélange réservoir-
argile, d’ou I'expression polynomiale de m en fonction de QVN.

Les points forts de ces méthodes sont leur rapidité de mise en ceuvre et la possibilité d’obtenir des valeurs
de S,, macroscopique in situ. Cependant, ces équations restent des équations empiriques pouvant faire
intervenir des parametres mal connus. Les problemes d’interprétation basés sur ces équations peuvent
alors étre sous-déterminés et il est nécessaire d’utiliser des données laboratoires afin de calibrer certains
parametres.

2. Saturations par pressions capillaires

La mesure de résistivité issue des diagraphies R; ne porte une information qu’au niveau de I'abord puits
et n’est pas nécessairement représentative des saturations a I'échelle du gisement. A cette échelle, seule
la mesure de pression capillaire est pertinente afin de représenter les saturations. Ces données
proviennent de mesures laboratoires sur des échantillons prélevés au puits (carottes), qui seront ensuite
mises a I'échelle du gisement.

2.1 Définition

La notion de pression capillaire s’applique a un mélange de fluides non miscibles mis en contact sur une
surface. La pression capillaire est alors la différence entre la pression de la phase mouillante et la pression
de la phase non mouillante :

P.=PR, —Pw (1.6)

Ou P, est la pression capillaire, P,, la pression de la phase mouillante et B,,, la pression de la phase non
mouillante. Une telle pression est intimement liée a la structure du réseau poreux contenant les deux
fluides. Ce lien peut étre exprimé par la relation de Young Laplace Washburn (Washburn, 1921) lorsqu’on
fait I'hypothese de pores cylindriques :

2.y.cos(0) (1.7)
P=—
T

Ou y représente la tension inter-faciale, r le rayon du seuil de pore et 8 I'angle de contact entre la surface
des fluides et la paroi solide. La pression capillaire représente la force par unité de surface qu’exerce un
fluide sur I'autre pour optimiser sa surface de contact avec une paroi donnée : le fluide mouillant tend a
augmenter sa surface au détriment du fluide non mouillant. Ce processus est lié a la différence d’affinité
physique d’une surface au regard d’un couple de fluides. Le rayon r de I'équation (1.7) est a considérer
comme étant un rayon équivalent moyen plutdt que la dimension réelle du seuil de pore puisque ces
derniers peuvent avoir des géométries individuelles trés complexes.

Les pressions capillaires sont mesurées en laboratoire sur des échantillons prélevés dans le puits (sur
carottes ou plugs latéraux prélevés sur la paroi). Ces mesures sont donc discrétes et conditionnées a des
prises d’échantillons. Les mesures de Pc peuvent étre réalisées de différentes manieres. Une des
méthodes les plus utilisées est I'injection de mercure. Elle consiste a injecter du mercure dans une roche
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qui aura été préalablement nettoyée et débarrassée de ses fluides. La pression d’injection est augmentée
pas a pas et, a chaque pas, le volume de mercure entré dans la roche est relevé apres que I'équilibre ait
été atteint. Cette opération est effectuée jusqu’a ce que la roche soit completement saturée. La pression
d’injection en fonction de la saturation peut ainsi étre représentée et on obtient une courbe de drainage.
Un exemple d’une telle courbe est représentée figure 1.4.
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Figure 1.4 Exemple de courbe de pression capillaire en processus de drainage obtenue grace a la
méthode MICP

Une telle technique de mesure exerce des pressions importantes sur I'échantillon au risque de
I'endommager et de rendre les portions de courbes aux fortes Pc peu représentatives de I'état natif de
I’échantillon. Elle ne permet donc pas d’obtenir une estimation fiable de la saturation irréductible. Par
ailleurs, la mesure se déroule avec un couple fluide trés différent de celui du réservoir.

Nous avons repéré sur la figure 1.4 quelques points caractéristiques du comportement Pc d’une roche. Il
s'agit de :

e la pression de déplacement P,
e La pression correspondante a un rayon de seuil de pore moyen P,
e La pression correspondante a 35% de saturation en mercure (65% en eau) : Pg,.
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$(1—Sw)
Pc

A l'inverse des courbes de pression capillaire en drainage (obtenues pour un fluide non mouillant

e Le point APEX défini comme étant le point correspondant au maximum de

déplacante un fluide mouillant), les courbes d’'imbibition sont obtenues aprés que I'eau mobile a été
remplacée de la roche par I’hydrocarbure ; on diminue alors la pression de I'hydrocarbure si bien que de
I'eau ré-impregne spontanément la roche et sa saturation augmente. La pression correspondant a un état
de saturation donné en imbibition n'est pas la méme qu’en drainage : il y a hystérésis. Arrivé a une
pression nulle, il faut ensuite imposer une succion pour que I'eau poursuive son entrée dans la roche. Il
s’agit de I'imbibition forcée. La saturation correspondant a une pression de succion infinie est celle pour
laquelle I'nydrocarbure ne pourra plus étre déplacé ; son volume est appelé saturation résiduelle en
hydrocarbure. Une seconde courbe est obtenue le long de ce parcours pression-saturation, il s'agit de la
courbe d’imbibition.

Un des intéréts majeurs des pressions capillaires pour la pétrophysique provient du lien qu’elles
entretiennent avec le réseau poreux et qui peut étre exprimé grace a I'équation (1.7). Plus la pression
capillaire est grande, plus le rayon du seuil de pore envahi par le couple de fluide est petit. La courbe de
pression capillaire peut ainsi étre vue comme directement liée a la distribution cumulée des seuils de
pores de la roche. Grace a I’équation (1.7), il est possible de convertir une courbe de Pc en une distribution
de seuils de pores. La figure 1.5 représente la distribution de seuils de pores correspondant a la pression
capillaire de la figure 1.5. La valeur de la force de tension inter-faciale est prise égale a 480 dynes/cm.

On notera la différence entre seuils de pores et tailles de pores : la courbe de pression capillaire indique
qguel volume de pore est accessible apres avoir franchi chaque classe de taille de seuils de pores. Une
courbe de pression capillaire indique les seuils de pores présents mais n’explicite pas le cheminement pris
par les fluides pour atteindre ces seuils : les pressions capillaires sont des mesures statiques. Dans un
contexte dynamique, les seuils de pores véritablement efficaces peuvent étre tres différents de ceux
identifiés par les mesures de pressions capillaire en laboratoire. La topologie du réseau entre alors en jeu
(systéeme en série, en parallele, goulots d’étranglements ...). Enfin, les mesures de pression capillaire sont
des mesures microscopiques sur une texture locale de la roche. Elles ne sont pas nécessairement
représentatives des pressions capillaires a I'’échelle macroscopique ou a I'échelle du gisement, qui sont
celles utiles a la simulation réservoir.

20



Chapitre 1 : Etat de I'art concernant |'évaluation des formations et la synthése pétrophysique

0 < —

1

0.07

]

0.06

1

0.05

0.04

]

d(1-S,) [frac]

0.03

1

0.02

]

0.01

1

3 -2 -1 0 1 2 3
10 10 10 10 10 10 10
Rayon d'un seuil de pore [um]

Figure 1.5 Distribution de seuils de pore obtenue a partir de la courbe de pression capillaire de la
figure 1.4.

2.2 Paramétrage des courbes de pression capillaire

Nous présentons dans ce paragraphe divers formalismes analytiques des courbes de pression capillaire
pour permettre leur simulation et leur propagation a I’échelle gisement. A cet effet, il existe une large
palette de formules qui sont souvent purement empiriques (van Genuchten, 1985 ; Chen, 1999; Kuang,
2014). Nous détaillerons ici particulierement deux formalismes qui ont été testés dans le cadre de notre
étude.

2.2.1 Formalisme de Kosugi

Le formalisme de Kosugi (Kosugi, 1994) décrit les courbes drainage de pressions capillaire a I'aide de trois
parametres. Il repose sur I’hypothése que la distribution de seuils de pores dans la roche suit une loi log-
normale. La loi de densité p de cette distribution s’écrit ainsi :
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— 2 (1.8)
pr) = —2 I
V2.mt.r.Ino 2.In%¢

Ou V;,; est le volume total disponible (= volume de pore), 1;,, le rayon du seuil de pore médian et o I'écart
type de la distribution de seuils de pores. L'équation 1.8 peut étre intégrée entre 0 et un rayon de seuil
de pore arbitraire R :

VR=f r).dr = =.Vior. |1 + erf m
(R) . p(r) 5" Vtot J2lno
Le volume V(R) est lié a la saturation de la fagon suivante :
_V(R) (1.10)

S*est la saturation normalisée et représente la fraction totale de fluide mobile contenue dans la roche.
Elle est reliée a la saturation S par :

S — S, (1.11)

§* =W
1- Swirr - Sor

Swirr €st la saturation irréductible en eau et S,,- est la saturation en huile résiduelle. On peut ainsi donner
une expression explicite de la saturation en fonction de la pression capillaire en utilisant la loi de Laplace-
Washburn :

1 IC (1.12)
wirr 2 " wirr or/: /—2 1

Ou B, est la pression capillaire correspondant au seuil de pores de rayon médian. L’expression (1.12) est
adaptée pour décrire la courbe de pression capillaire de drainage, pour laquelle la saturation en huile
résiduelle n’existe pas. Ce formalisme présente de bonnes propriétés d’ordre numérique : pas de
discontinuité a P, = P4, fonction infiniment dérivable sur I'ensemble de définition. Il peut également étre
adapté trés facilement pour décrire les cas d’'imbibition et de second drainage (Huang et al., 1997) et pour
décrire des structures avec plusieurs seuils de pores (Xu & Torres-Verdin, 2013).

2.2.2 Formalismes en fonctions exponentielles

L'autre grande catégorie de famille de fonctions pour décrire les pressions capillaires est celle des
fonctions exponentielles. Elle a I'avantage de coller au plus pres des roches généralement rencontrées
dans l'industrie pétroliere (roches enfouies, donc cimentées ayant généralement une taille maximum de
seuil de pore). En effet, le formalisme de Kosugi ne peut pas produire de courbes de pression capillaire
avec une pression d’entrée marquée.
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Les fonctions de types exponentielles sont adaptées pour décrire le type de structure qui nous concerne,
mais ne sont généralement justifiées qu’empiriquement. La plus utilisée dans I'industrie est certainement
la fonction de Brook Corey :

P (1.13)
S = Swirr + 1- Swirr)- (E)

Ou P, est la pression de déplacement (voir figure 1.4) et A I'index de distribution de seuils de pores. Ce
dernier parametre est représentatif de I'ordonnancement de la structure de pores. Un A élevé correspond
ainsi a une structure bien ordonnée avec peu d’hétérogénéités. De nombreuses autres fonctions
exponentielles existent dans la littérature afin de décrire les pressions capillaires. On peut notamment
citer le formalisme de Thomeer (Thomeer, 1960), dont les parameétres sont souvent utilisés afin d’établir
des corrélations entre grandeurs pétrophysiques :

(1.14)
G

log (%)

Ou G est appelé facteur géométrique et, a l'instar de o et 4, est caractéristique de la distribution de seuils
de pores.

S = Swirr + (1 = Syirr)-€xp

Les pressions capillaires, intimement liées a la topologie statique du réseau poreux de la roche, sont
indirectement liées a une autre grandeur pétrophysique, d’ordre dynamique quant a elle : la perméabilité.
Nous présentons au paragraphe suivant les essais de modélisation intégrant perméabilités et pressions
capillaires dans un méme formalisme.

3. Modeles de perméabilité

La perméabilité est, contrairement aux autres grandeurs manipulées jusqu’alors (porosité, saturation :
grandeurs statiques et tortuosité, seuils de pores : propriétés géométriques et topologique du systeme
de pore), un parameétre dynamique dans la mesure ou il qualifie la capacité d’une roche a I'écoulement
des fluides. Cette propriété donne un bilan macroscopique de I'’écoulement effectif des fluides. Elle est en
cela intimement reliée aux saturations (fluides en place) puisqu’elle en contréle I’évolution au cours du
temps. Cependant, elle joue un role majeur également dans les processus d’équilibre puisqu’elle pilote la
mise en place des fluides. La perméabilité est de fait un parametre clef dans la compréhension des
saturations et la description de I'équilibre capillaire.

Les relations perméabilité-saturation sont toutefois complexes et sont liées a de nombreux facteurs :
tailles et ordonnancement des pores, distribution de mouillabilité, histoire diagénétique ... (Nelson, 1994).
Nous présentons dans cette partie différents modeles permettant de relier la perméabilité au réseau de
pores, aux courbes de pression capillaire et, de fait, aux saturations.
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3.1 Problématique texturale et modélisation du réseau de pores

Un réseau de pores est une structure complexe pouvant étre difficilement décrite a I'aide de modéles
simples. Toutefois, de tels modeéles peuvent étre utiles afin de donner sens a certaines grandeurs
pétrophysiques, comme la perméabilité ou les pressions capillaires, et de les corréler entre elles. A cet
effet, I'lhypothése de faisceau de tubes capillaires est trés souvent employée pour décrire le réseau de
pores. Elle considére des pores cylindriques répartis uniformément dans la roche. Si les tubes sont de
méme rayon, on peut obtenir directement une expression analytique de la perméabilité en combinant la
loi de Darcy et la loi de Poiseuille :

3 r? (1.15)
k= §.qb

Ou k est la perméabilité, r le rayon d’un tube et ¢ la porosité. Ce modeéle, tres simplifié et peu réaliste,
permet toutefois de mettre en évidence les liens entre perméabilité, rayon de pore et porosité. A partir
de (1.15), on peut ainsi en déduire :

. (1.16)

r < |—

¢

On reconnait ici I'index de qualité du réservoir (RQl) tres utilisé dans I'industrie pétroliere pour qualifier
et classer les capacités d’écoulement des faciés réservoir. Cette variable est également tres utilisée pour
normaliser les données Pc (fonctions J de Leverett par exemple). Dans ce cas, r est unique pour tous les
pores, la tortuosité du réseau poreux n’est pas prise en considération. Un modele plus réaliste peut étre
obtenu en supposant que les pores n’ont pas un rayon homogéne. (1.15) s’écrit alors :

1 1.17
k=f.f r2.dS* (1.17)
8 0

L’expression peut étre transformée en utilisant la loi de Washburn-Laplace et devient :

_¢.(y.cos0)® ['dS* (1.18)
SR A

Le lien entre perméabilités et pressions capillaires est désormais visible. Un tel lien montre
I'interconnexion de tous les paramétres pétrophysiques du réseau poreux. Cependant, I’hypothese de
faisceau capillaire qui a été posée afin d’obtenir la relation (1.18) est trés peu réaliste. De nombreuses
incohérences peuvent étre observées entre les perméabilités mesurées en laboratoire et celles calculées
a l'aide de (1.18). (Purcell, 1949) introduisit ainsi un facteur supplémentaire a I’équation pour corriger de
tels écarts :

_¢.(y.cos6)* ('dS* (1.19)

k ] =
21y 0 Pc2
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Ou 15, est un facteur de tortuosité. Purcell observa que ce facteur pouvait aller de 2.8 pour les gres de
forte perméabilité a 12 pour ceux de faible perméabilité. Ce facteur quantifie le ratio de longueur entre
le chemin d’écoulement direct (ligne droite) et I'effectif. De nombreux essais existent dans la littérature
afin de justifier théoriquement ce facteur et d’en donner une expression analytique. On peut notamment
citer (Ferreira et al., 2015) qui a comparé ce facteur de tortuosité avec la tortuosité électrique, donnée
par:

. =< a )2 (1.20)

W

Les parametres a et m sont les parametres de I'équation d’Archie présentée dans le premier paragraphe.
Ferreira put observer une bonne corrélation entre tortuosité hydraulique et tortuosité électrique. Un tel
lien est intéressant dans la mesure ou il relie les propriétés électriques de la roche, obtenues t6t dans
I’évaluation de la formation grace aux résistivités, a la qualité pétrophysique du réservoir. Il peut donc
aider a mieux caractériser le réservoir, en particulier pour des cas carbonatés qui ont généralement des
tortuosités variables.

3.2 Modeles empiriques

3.2.1 Modéle de Swanson

L’équation (1.19) repose sur des bases théoriques afin d’établir une relation entre pressions capillaires et
perméabilités. Beaucoup d’autres modeéles ont été développés afin de relier ces parametres de facon plus
empirique. Ainsi, Swanson (Swanson, 1961) proposa le modéle suivant :

- 2.005 1.21
k = 355. (M) (21

P, 4

Ou A est le point APEX de la courbe de pression capillaire et P. la courbe de pression capillaire en psi. En
pratique, le formalisme de Thomeer est souvent préféré pour paramétrer la courbe de pression capillaire.
La perméabilité est alors exprimée de la fagon suivante :

2.005
o[ S p(1 =S,
k = 355.(10 2730, L~ Swirr) Pdw‘")> (1.22)

Nous avons testé le modele de Swanson sur un jeu de données variées interne a TOTAL représentant un
large spectre de roches rencontrées dans l'industrie, comprenant 114 échantillons avec grés et
carbonates, et allant de 107> mD & un peu moins de 10* mD. Les résultats sont représentés figure 1.6.

Nous pouvons voir apparaitre une bonne corrélation entre les perméabilités mesurées et les facteurs
¢(1_Sw)

o

pris au point A. La meilleure relation obtenue avec notre jeu de données est (R? = 0.85) :

¢(1 _ Sw)) 1.85

k= 470.( ) (1.23)

A
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Elle est représentée en rouge sur la figure 1.6. Nous I'avons comparée a celle obtenue par Swanson,
représentée en noir. Les deux relations sont trés proches pour des perméabilités supérieures a 1 mD mais
divergent plus sensiblement pour celles inférieures. Cela peut étre di a un probléme de représentativité
du jeu de données mais aussi du fait que les roches tendent a étre plus hétérogenes lorsque les
perméabilités deviennent faibles, ce qui rend plus difficile 'obtention de modeles prédictifs.

10 S —

K [md]

-4 -3 -2 -1 0 1
10 10 10 10 10 10

$(1-S,)IP_ [%.psi™]

Figure 1.6 Perméabilités mesurées en laboratoire en fonction du point APEX des échantillons.
Corrélation obtenue pour un jeu de données interne a TOTAL en rouge et corrélation de Swanson en
noir

L’équation de Swanson peut aussi étre décrite a I'aide du formalisme Brook Corey. Apisaksirikul
(Apisaksirikul & Blasingame, 2016) proposa, a partir des travaux de Huet (Huet et al., 2005), un modeéle
semi analytique de la forme :

1 A \®
k=a ( ) -(1 - Swirr)a4-¢g

1'?' 1+2 (1.24)

Le modele ainsi proposé contraint les parameétres de Brook Corey lorsqu’ils sont dérivés des courbes de
pression capillaire tout en assurant que la relation de Swanson liant perméabilités et pressions capillaires
soit vérifiée. Apisaksirikul testa ce modele sur 323 échantillons incluant grés et carbonates allant de
10~7 mD a 10* mD et observa une trés bonne corrélation (R?> = 0.95). Lala (Lala & Maher, 2013) calibra
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un modele ayant la méme forme sur un jeu de données comprenant 202 échantillons de grés et de
calcaires et obtint également de trés bons résultats. Ainsi, les relations qu’entretiennent les principales
propriétés pétrophysiques (la perméabilité, la porosité et les paramétres de P.) semblent pouvoir étre
décrites par une unique relation universelle. Toutefois, I'intérét de cette approche est assez limité car elle
suppose la connaissance compléte des pressions capillaires afin de pouvoir prédire la perméabilité. Cette
approche doit ainsi plutot étre considérée comme un moyen de contraindre les parameétres des courbes
de P., en particulier le facteur A (Apisaksirikul & Blasingame, 2016).

3.2.2 Modéle de Winland

L’équation de Winland permet de lier rayons de seuils de pores, porosités et perméabilités. Pour
déterminer cette relation, Winland effectua une analyse des rayons de seuils de pores dérivés des
mesures de pression capillaire pour différentes valeurs de saturation sur 56 gres et 26 carbonates en les
comparant aux porosités et perméabilités des échantillons. Il observa que la meilleure corrélation était
obtenue lorsqu’était utilisé le rayon de seuil de pore pour une saturation en mercure de 35% (ce qui
correspond a une saturation en eau de 65%). Kolodzie (Kolodzie, 1980) fut le premier a publier les résultats
de Winland, sous la forme de I'équation :

logrss = 0.732 + 0.588.log k — 0.864 log ¢
(1.25)

Ou r3s est le rayon de seuil de pore en microns pour une saturation en mercure de 35%, k est la
perméabilité en mD et ¢ la porosité en %. Le rayon 735 a pu étre interprété comme le point pour lequel
le réseau poreux devient interconnecté, caractérisant ainsi la capacité d’écoulement de I'échantillon
(Spearing et al., 2001). Rigoureusement, ce point devrait correspondre au point pour lequel apparait un
point d’inflexion dans la courbe de pression capillaire (Katz & Thompson, 1986). On notera que P, soit
la pression correspondant au rayon de seuil de pores 135, est identique a P, lorsque la saturation
irréductible est égale a 15%.

3.2.3 Modele de Timur-Coates

Le modele de Kozeny et Carman, développée dans (Kozeny, 1927) et modifié dans (Carman, 1937) fait
aussi I’hypothese que le milieu poreux peut étre représenté par un faisceau de tubes capillaires de
différents rayons. A chaque tube correspond un facteur adimensionnel f représentant sa géométrie,
généralement compris entre 1.7 et 3. La tortuosité est définie de la méme maniére qu’exposée dans le
paragraphe 3.1. Le modele de Kozeny et Carman relie la perméabilité a la porosité et a I'aire de la surface
des grains en contact avec les fluides lors de I'écoulement. La perméabilité est exprimée a l'aide de
I’équation suivante :

¢3

k= FrnAy(1— )2 (1.26)

Ou ¢ est la porosité, f le facteur adimensionnel, 7y, la tortuosité et A, le ratio entre I'aire de surface d’un

pore et le volume d’un grain.
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Dans (Wyllie & Spangler, 1951), on trouvera une modification de I'équation (1.26) introduisant I'utilisation
de la saturation irréductible a la place de A . Cette approche est intéressante car elle integre une grandeur
directement mesurable : la saturation irréductible estimée in-situ a I'aide des outils NMR dans la zone a
hydrocarbure . Timur (Timur, 1968) généralisa le modéle en proposant une équation de la forme :

(1.27)

Il utilisa une base de données comprenant 155 échantillons de gres de 3 champs d’Amérique du Nord
pour lesquels les pressions capillaires ont été obtenues a l'aide de la méthode de centrifugation
permettant une estimation fiable des saturations irréductibles. Il obtint les paramétres suivants: A =
0.136, B =4.4et C = 2. En pratique, les coefficients doivent étre ajustés au cas par cas afin de
correspondre au mieux aux mesures laboratoire effectuées pour un champ. L'application d’une telle
méthode pour estimer les perméabilités dans le réservoir peut se révéler peu pratique car les saturations
irréductibles utilisées sont celles mesurées en laboratoire. De fait, cette équation n’est applicable qu’a
partir des zones pour lesquels la saturation mesurée est proche de la saturation irréductible, soit celles
bien au-dessus de la zone de transition. Coates (Coates et al., 1991) proposa d’utiliser I'outil NMR afin
d’obtenir une estimation a toute cote des saturations irréductibles. A cet effet, il développa une nouvelle
équation pour relier perméabilités et saturations irréductibles :

2
k = 100. ¢32(1 - Swirr)
= (1.28)

Swirr

Ou ¢, est la porosité effective.

3.3 Modéles de perméabilités relatives

Dans la mesure ou la perméabilité prévaut a I'établissement dynamique des saturations dans une roche,
il existe une relation étroite entre pressions capillaires et perméabilités relatives. La perméabilité relative
caractérise la capacité de la roche a conduire un fluide a travers ses pores lors d’'un écoulement
multiphasique. Par exemple, dans le cas d'un drainage, la saturation en hydrocarbure augmente, et sa
perméabilité relative également. La perméabilité relative de I'eau diminue jusqu'a atteindre une valeur
nulle lorsque I'eau a atteint son niveau de saturation irréductible. Des courbes de perméabilités relatives
drainage typiques pour phase mouillante et phase non mouillante sont représentées figure 1.7.
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Perméabilité relative
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Figure 1.7 Exemples de perméabilités relatives pour une saturation irréductible de 0.1. En rouge pour
la phase non mouillante (k,.,,,) et en bleu pour la phase mouillante (k,.,,)

Les modeles les plus connus se basent une fois de plus sur I’"hypothése de faisceau de tubes capillaires
pour décrire le réseau poreux. Le modele de Burdine (Burdine, 1953) est un des plus utilisés dans
I'industrie pétroliere. Il s’écrit :

J-sw ds,,

o p2
krw=Sv2v 1d5f,v (1.29)

bRt
1 dS
o 45y
krnw = (1 - Sw)z TS?W

0 pCZ

Ou k., désigne la perméabilité de la phase mouillante et k,-,,, |la perméabilité de la phase non mouillante.
Ce formalisme a été utilisé avec succes pour décrire les perméabilités relatives des roches rencontrées
dans l'industrie pétroliere a I'aide des mesures de pressions capillaires. Un autre formalisme tres utilisé
pour décrire les perméabilités relatives est le formalisme de Mualem (Mualem, 1976). Il prend la forme
suivante :
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5w dS, TP (1.30)
_cos|0 P
krw Sw fl dSW
0o P,
1 dS,, 12
Sw P
kinw = (1- Sw)os ldS,C,V
0o P,

Ou les courbes de pressions capillaires peuvent étre décrites par les formalismes développées dans la
deuxieme partie de ce chapitre. Le modéle de Kosugi a ainsi été combiné a celui de Mualem dans (Kosugi,
1999). On pourra trouver dans (Chen et al., 1999) une liste des différents modeles P.-k, et une discussion
concernant les plus adéquats pour décrire le réseau poreux. Les modeles utilisant le formalisme de Kosugi
pour les pressions capillaires et Mualem pour les perméabilités relatives et ceux utilisant le formalisme de
Brook Corey pour les pressions capillaires et de Burdine pour les perméabilités relatives font notamment
parti des plus adaptés. Alpak (Alpak et al., 1999) proposa un modéle basé sur les équations de Kozeny-
Carman afin de modéliser les perméabilités relatives.

Tout comme les modeles de perméabilités, pour lesquels la tortuosité hydraulique avait été corrélée a la
tortuosité électrique, des modéles combinant paramétres électriques et perméabilités relatives ont été
développés. Li (Li, 2006,2008) utilisa I'index de résistivité dans I'expression des perméabilités relatives en
amalgamant I’écoulement d’un fluide en milieu poreux et le flux électrique traversant un corps
conducteur. La relation proposée par Li pour la perméabilité relative de la phase mouillante est la
suivante :

krw =

Sw (1.31)
I

0Ou Sy, est la saturation normalisée définie par I'équation (1.11) et I I'index de résistivité intervenant dans
I’équation d’Archie :

[=S,;"
(1.32)

Dong (Dong et al., 2015) proposa un modele permettant de mieux rendre compte de la tortuosité du
milieu. L'expression obtenue est la suivante :

Sw- Sy (1.33)
o

Krw

De tels modeles sont élégants théoriquement car ils font le lien entre différents domaines physiques. lls
pourraient permettre d’obtenir des estimations de perméabilités relatives a I'aide des seules mesures
électriques, ce qui aiderait la simulation réservoir dans la mesure ou les perméabilités relatives relevent
de protocoles expérimentaux lourds.
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De facon générale, perméabilités et perméabilités relatives sont liées a la topologie du réseau de pores et
donc aux pressions capillaires. Il y a ainsi une cohérence globale entre parameétres dynamiques
(perméabilités et perméabilités relatives) et paramétres statiques (pressions capillaires). Cela permet de
relier les parametres pétrophysiques, qu’ils soient statiques (porosité) ou dynamiques (perméabilité), aux
profils de saturations verticaux issus des lois de pressions capillaires. De tels modéles sont présentés dans
la partie suivante.

4. Modeles de saturation

A I'échelle réservoir, la pression capillaire est donnée par la relation d’équilibre hydrostatique :

F(z) = H(z = FWL)(py — pnc)g(z — FWL) (1.34)

Ou H est la fonction de Heaviside, p,, la densité de I'eau, py la densité de I’hydrocarbure, g la constante
de gravité terrestre, z la profondeur verticale et FWL le niveau d’eau libre (cote du contact). Des pressions
capillaires découlent ainsi les profils verticaux de saturation réservoir via les équations présentées au
paragraphe 2. Les pressions capillaires sont de fait la variable gisement contrélant a la fois les grandeurs
statiques (saturation) et dynamiques (perméabilités relatives) a toute échelle micro- ou macroscopique.

Les modeéles de saturation sont I'étape clé de la synthése pétrophysique liant la variable Pc aux diverses
gradeurs pétrophysiques (saturation, perméabilité, etc.), et ce, pour chaque facies géologique. lls assurent
la mise en cohérence des modeles statistques de chaque réservoir en les comparant aux processus
physiques s’y déroulant (la migration des hydrocarbures vers le haut de la colonne). Ces modeles sont
issus de I'analyse des courbes de pressions capillaires et des perméabilités effectuées en laboratoire et de
leur mise a I'échelle. Un modele de saturation permet ainsi de relier un ou plusieurs parametres
pétrophysiques clés (perméabilité, volume d’argile, porosité,...) aux pressions capillaires prises alors
comme variables de passage ou variables d’intégration. La synthése pétrophysique peut ainsi étre
résumée sous la forme d’un livrable de type S,, = f(k, ¢, V., ..., P.) pour chaque faciés et permettant de
reconstruire les saturations dérivées de l'interprétation diagraphique.

Plusieurs méthodes existent afin de réaliser cette opération de synthese. Nous en décrivons ici les
principales. La plus connue est la méthode des fonctions | de Leverett (Leverett, 1941). Elle consiste a

. . - . k
normaliser les pressions capillaires par le ratio RQl p :

k P (1.35)

¢ ocosf

](Sw) =

J est alors une fonction adimensionnelle permettant de regrouper les pressions capillaires a I’échelle d’'un
pétro-facies. Les saturations peuvent ensuite étre obtenues en utilisant I'un des modeles présentés au
paragraphe 2. La principale limite de cette approche provient du fait que les roches en considération
doivent avoir des géométries similaires (Harrison & Jing, 2001). Il peut ainsi étre intéressant de faire
intervenir la tortuosité dans I'expression des fonctions J afin de corriger ce biais. El-Khatib (El-Khatib,
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T

1995) proposa, sur la base du modele de Purcell (1.19), d’utiliser I'expression : I* = ’ﬁk), ou 1 est

la tortuosité hydraulique. Ce parameétre peut étre obtenu grace aux pressions capillaires et aux
perméabilités obtenues en laboratoire. Ferreira (Ferreira et al., 2015) tenta la méme approche en utilisant
les tortuosités électriques a la place des tortuosités hydrauliques.

Quelques soient les formulations, les fonctions J ou | peuvent échouer a donner des modeles de
saturations cohérents avec les profils de saturation verticaux dans les réservoirs ayant des systéemes de
pores complexes. Cette observation a été faite par (Clerke, 2009) pour des puits en Arabie Saoudite
disposant d’'une large gamme de mesures laboratoire dans la zone de transition témoignant d’'une grande
variété du réseau poreux. Ces mesures ne sont toutefois pas en quantité suffisante afin de représenter
complétement les lois pétrophysiques a I'échelle du puits et Clerke proposa de mettre a I'échelle les
mesures de pressions capillaires effectuées a I'aide d’une fonction Thomeer unique par petro-facies. Cette
fonction représente les propriétés statistiques du faciés a l'aide d’une large gamme de données
laboratoire. Son approche a notamment permis de mieux estimer les volumes d’hydrocarbure en place
par rapport a I'approche classique de type Leverett.

Une autre approche populaire pour produire des modeéles de saturation est I'approche dite de Woody
Wright et Johnson (WWJ) présentée dans (Wright & Woody, 1955), (Johnson, 1987) et (S¢ndena, 1992).
La méthode est la suivante : pour un niveau de pression capillaire donnée, est analysée la relation entre
la saturation correspondant a ce niveau et un ou plusieurs parameétres pétrophysiques, par exemple la
porosité et/ou la perméabilité de I’échantillon. Pour chaque niveau, une régression est effectuée entre la
saturation et la variable pétrophysique choisie. On obtient ainsi une fonction de la forme (si les variables
choisies sont la porosité totale et la perméabilité) :

Sy = a.¢pP. K¢ (1.36)

Ou S,, est la saturation pour toutes les mesures de pression capillaire disponibles a un niveau de P. donné.
D’autres parametres peuvent intervenir dans la relation (argiles,...) en fonction des cas considérés.
Puisque cette régression est faite pour différents niveaux de P. , nous obtenons une dépendance de ces
paramétres par rapport a la pression capillaire : a = f(P,),... On peut finalement construire un prédicteur
de la saturation en fonction de la pression capillaire (et donc de la hauteur par rapport au niveau d’eau
libre) et des parameétres pétrophysiques choisis pour l'interprétation (porosité, perméabilité, volume
d’argiles ...). L'avantage de cette approche est qu’elle ne contraint pas le choix des paramétres
pétrophysiques déterminants qui vont piloter les modeles de saturation. Une plus grande liberté est
laissée a l'interprétation afin de choisir les parametres pertinents pouvant décrire le plus fidelement
possible le comportement pétrophysique d’un faciés.

5. Notion de pétro-facies

Un facies est définicomme un groupement de roches présentant des caractéristiques similaires. A ce titre,
il existe différentes classifications: litho-facies pour des facies de méme nature lithologique, electro-facies
pour ceux issus d’'un regroupement dans I'espace diagraphique et petro-faciés pour un ensemble de
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mémes propriétés pétrophysiques. L'enjeu de la synthése pétrophysique est alors de réconcilier ces
différents types de regroupements, en particulier facies géologiques et facies pétrophysiques, afin de
proposer la table de correspondance permettant la meilleure prédictibilité des propriétés pétrophysiques
des roches sur la base d’un concept géologique.

Nous avons décrit dans ce qui préceéde de multiples relations liant les parameétres pétrophysiques entre
eux. Ces relations sont ce qui caractérise le comportement pétrophysique d’un faciés. Un petro-faciés
peut donc étre défini comme étant un continuum pour lequel existe une loi unique liant perméabilité,
saturation et parametres pétrophysiques (par exemple du type Woody Wright Johnson). Ces lois sont
traditionnellement obtenues via un processus de synthése des mesures laboratoire sur échantillons. Ces
lois sont ensuite mises a I'échelle réservoir a I'aide entre autres, des mesures diagraphiques.

Un petro-facies est issu d’une synthése de données prises a différentes échelles (diagraphies, plugs). Cette
mise en cohérence passe par un processus a posteriori de calage de modeles empiriques requérant un
volume de données suffisant. En particulier, il peut y avoir un fort découplage entre données
diagraphiques, qui sont purement statiques et présentes en continu le long du puits, et les données
carottes, par construction discretes et locales. Cette différence de nature des données diagraphiques et
laboratoire fait que cette synthése reléve trés souvent d’un exercice complexe et tardif dans I’évaluation
d’un gisement.

Afin d’aider a cette réconciliation, une variable commune est requise. Cette derniéere se doit de couvrir a
la fois le domaine statique et dynamique, a une échelle la plus large possible. Un seul phénoméne
présente ces caractéristiques; il est souvent considéré comme un biais et corrigé des données
diagraphiques : I'invasion de boue dans la formation. Ce phénoméne est gouverné par des parametres
dynamiques de la formation et est capturé précocement par les diagraphies dans les conditions in situ. Si
décrit avec suffisamment de précision, I'invasion peut potentiellement révéler des propriétés dynamiques
a I’échelle a laquelle les diagraphies ont été acquises. Ce processus peut alors s’intégrer voire anticiper la
synthése pétrophysique et combler I'écart existant entre I'échelle de la carotte et I'échelle de la
diagraphie. Nous présentons dans le chapitre suivant les tentatives déja existantes en ce sens, avant de
présenter notre approche aux chapitres 3, 4 et 5.
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CHAPITRE 2 : MODELISATION DE L’ABORD PUITS ET SIMULATION DE
L’INVASION

A l'issue de cette revue générale des principes physiques des outils diagraphiques et de I'interprétation
conventionnelle, lI'invasion de boue dans la formation apparait comme un processus majeur impactant
I'abord puits et, de fait, les lectures diagraphiques. Jusque-la, ce phénomene est considéré comme un
biais et est éliminé des données par des corrections empiriques. Pourtant, de facon qualitative, I'invasion
est traditionnellement exploitée pour identifier les zones réservoir d’intérét. On se propose, dans ce
chapitre, d'étudier le lien entre lecture diagraphique, processus d’invasion et propriétés dynamiques des
formations ; autrement dit, répondre a la question : dans quelle mesure les diagraphies conventionnelles
peuvent-elles permettre d’évaluer les propriétés dynamiques des roches via le phénomene d'invasion ?
On notera que l'invasion est tout a fait spécifique aux diagraphies et que ce processus de substitution
fluides in situ, continu et a grande échelle, s’il n'est pas valorisé, ne pourra I'étre par aucun autre moyen
qgue les diagraphies. L'enjeu est alors d'étre en mesure de produire une distribution continue sur la
profondeur de propriétés dynamiques, et ce, trés tot dans le processus d’évaluation des formations. On
détaillera dans ce chapitre les modeéles de simulation d’invasion existants dans la littérature ainsi que les
essais réalisés afin d’estimer les propriétés pétrophysiques et dynamiques a I'aide de simulations
physiques d’invasion.

1. Modélisation de I'abord puits et des outils diagraphiques

Les diagraphies sont utilisées pour évaluer les formations géologiques de I'abord puits. On considéere tres
majoritairement, par simplification, que la sensibilité verticale des outils est équivalente au pas
d’échantillonnage de la donnée, soit en général 15,24 cm. On représente ainsi un abord puits en couches
horizontales uniformes ayant chacune des grandeurs physiques homogéenes sur les 15,24 cm de la
verticale. Au mieux, on interpole linéairement verticalement les grandeurs consécutives. Des approches
plus sophistiquées consistent a discrétiser I'abord puits en intervalles homogénes d’épaisseur variable
établis sur des considérations géologiques et diagraphiques. Une fois ces intervalles convolués aux
fonctions de sensibilité des outils, ce découpage doit permettre de reproduire les mesures diagraphiques.
Il s'agit la de I'inversion géométrique et de nombreux efforts ont déja été réalisés dans ce domaine par
divers groupes : l'université d'Austin (ljasan et al., 2013; Heidari & Torres-Verdin, 2012), ATEMIS
Technologies (Touron, 1996; Terpolilli et al., 2002), I'université de Miskolc (Dobrdka M. et al.,2016;
Dobréka & Szabo, 2012). L'objectif est trés souvent d’aider a localiser précisément les événements dans
une géométrie 3D complexe, notamment pour le pilotage de puits déviés. Des techniques permettant de
réaliser ces inversions seront présentées au paragraphe 1.2.

D'autre part, chaque outil diagraphique possede une sensibilité radiale spécifique de laquelle est dérivée
une profondeur d’investigation. Les mesures de résistivité possedent, a titre d’exemple, une investigation
radiale métrique bien plus élevée que les nucléaires de I'ordre du décimetre (diagraphies de Neutron
Porosité et de densité). De fait, combiné a l'invasion et a la date d’acquisition, des logs interprétés
ensemble peuvent en réalité recouvrir des états d’invasion tres différents. C’'est notamment le cas pour
des diagraphies de résistivité LWD et Wireline: les résistivités mesurées en cours de forage apparaissent
superposées tandis que les résistivités au cable, acquises 3 jours plus tard, sont nettement séparées du
fait de Il'invasion par une boue a base huile. Une illustration de ce comportement est en figure 2.1 : dans
les zones réservoir, nous pouvons voir une nette séparation des diagraphies de résistivité Wireline
indiquant la présence d’une zone envabhie par la boue tandis que les diagraphies LWD sont parfaitement
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superposées. Nous présentons au paragraphe 1.1 I'effet de l'invasion sur les diagraphies et la fagon dont
cette derniere est prise en compte dans les méthodes déterministes traditionnelles d’interprétation.
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Figure 2.1 A gauche sont représentées sur une échelle compatible les diagraphies de Porosité Neutron
et de densité. Au milieu les diagraphies WireLine de résistivités. A droite les diagraphies Logging
While Drilling de résistivités.

1.1 Modélisation de l'invasion de |'abord puits et interprétation des diagraphies

L'invasion de boue dans la formation est un processus systématique lié au forage ; il résulte de la
pénétration dans la formation, pour peu qu’elle ait des propriétés réservoir, de la boue de forage. Cette
derniére est artificiellement maintenue a une pression supérieure a celle de la formation géologique pour
empécher la venue des fluides de formation. Par conséquent, la boue filtre contre la surface libre du milieu
poreux ; les particules solides de la boue viennent s’agglomérer a l'interface boue-formation et forment
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un cake de boue (mud cake). Ce dernier diminue les propriétés filtrantes du milieu si bien que le processus
de filtration cesse une fois le cake complétement imperméable. Le liquide filtré qui envahit la formation
est appelé filtrat de boue. Ce dernier a, sur un rayon variable, repoussé les fluides natifs de la formation.
Un tel fluide peut étre de I’'eau pour les boues a base d’eau ou un diesel pour celles a base d’hydrocarbure.

Lors de l'interprétation des diagraphies, l'invasion de boue est modélisée par un effet piston : la formation
est divisée en deux zones radiales, I'une correspondante a une zone entiérement envahie par la boue et
I'autre a la formation vierge, c'est a dire non atteinte par la boue. Chacune de ces zones est supposée
contenir des grandeurs physiques homogénes : porosité, saturation, salinités. Cette hypothese est
représentée figure 2.2. Dans le puits, les propriétés physiques présentes sont uniquement celles
afférentes a la boue ou R, est la résisitivité de la boue et R, la résistivité du mud cake. Dans la zone
envahie (flushed zone), les parametres physiques sont choisis de facon a assurer le bilan de volume
Volywar + Volyuc = Volxwar + Volxyc. L'indice u représente la zone vierge et l'indice x la zone
envahie. Il y a ainsi invariance radiale de la porosité, les fluides se substituant I'un a I'autre intégralement:
le fluide d'invasion du domaine envahi remplace une partie de |'eau et de I'hydrocarbure présents dans la
zone vierge. La figure 2.3 présente les différents contextes qu’il est possible d’obtenir pour caractériser
I"'abord puits apres invasion en fonction de la nature de la boue utilisée.

Pour une boue a eau envahissant une zone a eau, les saturations de la zone envahie et de la zone vierge
sont toutes égales a 1. La résistivité du fluide de la zone vierge est, quant a elle, égale a la résistivité de
I’eau native de la formation et celle de la zone envahie a la résistivité du mélange entre filtrat de boue et
eau native. On considere d’ailleurs trés souvent, pour simplifier, que la zone envahie a la salinité du filtrat
de boue (invasion totale). Pour une boue a eau envahissant une zone a hydrocarbure, la saturation de la
zone envahie S,, est supérieure a la saturation de la zone vierge S,,. Comme pour la zone a eau, les
résistivités de I'eau de la zone vierge et de la zone envahie sont égales respectivement a celles de I'eau de
formation et du filtrat de boue.

Pour une boue a huile envahissant une zone a eau, le principe est quelque peu différent. On considére
que la fraction aqueuse de la boue ne passe pas le filtre du mud cake ; seule la phase diesel pénétre dans
la formation. La saturation de la zone envahie S, est alors inférieure a la saturation de la zone vierge S,,
égale a 1. Néanmoins, comme il n’y a pas de déplacement de la phase eau, la résistivité de I'eau est égale
acelle de I'eau native que ce soit dans le domaine envahi ou non. Enfin, pour une boue a huile envahissant
une zone a hydrocarbure, la saturation dans le domaine envahi S, sera inférieure (si zone de transition,
eau modbile) ou égale (si la saturation est égale a la saturation irréductible) a la saturation S, du domaine
non envahi. Comme pour la zone a eau, la salinité n’évolue pas radialement.
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Figure 2.2 Modeéle de I’abord puits envahi. Figure issue de « Schlumberger-Log Interpretation Charts-
2005 edition »
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Figure 2.3 Modélisation de ’abord puits selon différents contexte avec hypothése d’effet piston
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Le défaut principal de cette approche est de limiter le processus d’invasion a un simple bilan de volume
sans se soucier d'honorer d'autres contraintes physiques: équations dynamique, bilan capillaire...
L'invasion de boue est alors prise comme une contrainte, une donnée a corriger, alors qu'elle pourrait
étre une source d'information concernant les caractéristiques pétrophysiques dynamiques de la
formation. En effet, le processus d'invasion peut étre globalement comparé aux expériences laboratoire
de balayage, avec cependant I'avantage majeur d’étre a grande échelle et en conditions réservoirs (fluides
natifs en pression, contrainte et température). Bien slr, quelques particularités seront a prendre en
compte, comme la formation du mud cake a I'entrée de la formation, mais le principe reste valable. La
dynamique de l'invasion sera détaillée dans la seconde partie de ce chapitre.

Par ailleurs, la substitution fluide in situ que représente I'invasion peut étre caractérisée par les mesures
diagraphiques du fait qu’elles lisent a différentes profondeurs d’investigation dans I’'abord puits. Nous
avons représenté figure 2.4 les rayons moyens d’investigations des principaux outils (valeurs génériques
notionnelles).
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Figure 2.4 Profondeurs moyennes d’investigation des principaux outils diagraphiques (valeurs
notionnelles)

Généralement, les outils nucléaires lisent proche du rayon du puits et donc quasiment intégralement dans
le domaine envabhi. Les outils de résistivité ont, en revanche, une profondeur d’investigation plus grande,
allant de 10 a 90 pouces dans I'abord puits pour les outils d’induction (25 a 230 cm). Cette différence en
termes de rayon d’investigation doit évidemment étre prise en compte lors de l'interprétation
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diagraphique du fait que I'état d’invasion, et donc de saturation, varie pour chaque type de mesure. Avec
I’hypothése d’effet piston, le probleme est souvent simplifié en deux zones radiales homogénes: les
diagraphies de faible investigation sont résolues avec les propriétés de la zone envahie, alors que les
diagraphies profondes le sont avec celles de la zone vierge. Cette méthode se rapproche du principe
d’inversion géométrique ou un équivalent radial a deux compartiments est utilisé pour reproduire les
données diagraphiques. Cependant, dans ce cas, seules les fonctions de sensibilité des outils
diagraphiques sont utilisées pour expliquer la variabilité radiale des données, ce qui, dans bien des cas,
ne permet pas de reproduire les diagraphies proprement, notamment quand les fronts d’invasion sont
complexes (milieux hétérogenes avec digitations, fronts étalés ou non réguliers). Cela peut d’ailleurs
causer des problemes d’interprétation, notamment pour la résolution des diagraphies de rayons
d’investigation assez faible (Neutron et densité par exemple).

Nous avons représenté figure 2.5 plusieurs fronts de saturations possibles pour I'invasion d’une zone a
hydrocarbure par une boue a eau ainsi que les fonctions de sensibilité des outils de Neutron Porosité (en
bleu) et de densité (en rouge). Dans les trois cas, les saturations proximales et distales aux bornes du
systeme sont strictement les mémes. Pour le front de saturation correspondant au fort rayon d’invasion,
I’hypothése d’effet piston peut étre acceptable : les diagraphies de densité et de Neutron Porosité liront
une valeur de saturation proche de 1 et I'utilisation de grandeurs homogéenes dans le domaine envahi ne
provoquera pas de biais d’interprétation. En revanche, pour le front de saturation intermédiaire, les outils
de Neutron Porosité et de densité liront un état de saturation différent I'un de I'autre. L’hypothése d’effet
piston ne peut alors plus étre appliquée et peut, sur un couple eau-gaz, introduire un biais significatif sur
le calcul de porosité, et par conséquent, de saturation. La modélisation de I'abord puits a I'aide de profils
radiaux réalistes d’invasion et répondant a des lois physiques détecterait et résoudrait ce probleme.
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Figure 2.5 Trois profils de saturations caractérisant I'invasion d’une zone a hydrocarbure par une boue
a eau (en vert) et fonctions de sensibilité des outils de densité (en rouge) et de Neutron Porosité (en
bleu)
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Le corollaire a un modeéle physique radial d’invasion est la modélisation de la réponse des outils
diagraphiques. Cela peut étre réalisé soit a I'aide de fonctions de sensibilité, comme présenté figure 2.5,
qui indiquent la sensibilité de chaque outil a la distance radiale au puits, soit par une modélisation
physique compléte des sondes diagraphiques.

Ainsi, dans (Mendoza et al., 2007, 2010, 2012), on trouvera un essai de modélisation des outils nucléaires.
Le fonctionnement des outils est modélisé a I'aide de fonctions de sensibilité ("Flux scattering functions"-
FSFs). Ces fonctions sont obtenues a partir de I'équation intégrale de transport de Boltzmann décrivant le
flux recu sur les détecteurs provenant d'une source radioactive et de I'approximation de Born au premier
ordre. Une perturbation est introduite dans un milieu homogene et le flux recu est calculé a partir du
code MCNP (Monte-Carlo N-Particle transport), dont on peut alors dériver les FSFs. Les FSFs représentent
ainsi la sensibilité a la fois radiale et verticale des outils. Elles sont dépendantes des caractéristiques
pétrophysiques de la formation. L'analyse de sensibilité effectuée par Mendoza indique que les FSFs pour
les diagraphies de densité sont peu sensibles a des variations de propriétés pétrophysiques de la
formation, contrairement aux diagraphies de Neutron Porosité. Elles sont cependant sensibles au mud
cake et a l'invasion. De facon générale, afin d'obtenir le résultat le plus précis possible, les FSFs sont
ajustées en fonction des parameétres physiques de la formation, a partir d'une librairie de FSFs disponibles
pour de multiples cas de base (Mendoza et al., 2010). On obtient alors une simulation des logs tres efficace
en termes de temps de calcul (de l'ordre de quelques secondes au lieu de quelques heures avec la
méthode MCNP).

Une méthode analogue pour la simulation des logs de résistivité est proposée dans (Gao & Torres-Verdin,
2003) et (Torres-Verdin & Habashy, 2001) avec l'utilisation de |'approximation de Born au premier ordre
et la formulation intégrale de I'équation du champ électrique dérivée des équations de Maxwell. On
obtient ainsi la simulation de la réponse des outils, dont on peut tirer un champ de résistivités par la
résolution d'un probléme inverse non linéaire.

1.2 Inversion géométrique des outils diagraphiques

L'inversion géométrique consiste a diviser I'abord puits en plusieurs intervalles verticaux ou secteurs
radiaux, contenant chacun des grandeurs physiques homogeénes, obtenues apres inversion des logs et
modélisation de la physique des outils. Cette discrétisation pourra notamment éliminer les effets de bord
("shoulder bed effects") dus, par nature, a I'effet de moyenne des sondes diagraphiques (toute diagraphie
étant la résultante d’un signal intégré entre un couple émetteur/récepteur spécifique ce qui revient, de
fait, a considérer une diagraphie comme une moyenne glissante sur I’épaisseur équivalente a la résolution
verticale de I'outil), en particulier dans des faciés peu épais. Le principe de l'inversion géométrique est
représenté figure 2.6, tirée de (Serra & Serra, 2003).
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Figure 2.6 Principe de I'inversion géométrique, tiré de (Serra et al., 2003).

Dans le cas d'un puits vertical, la division en plusieurs intervalles se fait par la détection des limites
associées a chaque faciés. La méthode employée consiste généralement en la détection de points
d'inflexion dans les diagraphies GR ou de densité. Cependant, cette méthode peut poser probléeme lorsque
la résolution verticale du log utilisé est supérieure a I'épaisseur de la couche. Ce point est illustré dans
(Sanchez-Ramirez et al., 2010). L'analyse peut alors étre affinée en incluant un maximum de logs de
résolution variée et en minimisant une fonction co(t de la forme:

C(x) = [ld(x) — dpllfy, + a?|lx]? (2.1)
Cette méthode est notamment employée par Zoya Heidari dans (Heidari, 2012). Les logs considérés sont
les logs de Neutron Porosité, densité, PEF, GR, résistivités, Uranium, Thorium et Potassium. d,, est le

vecteur contenant les logs mesurés, x est la localisation des frontiéres des couches, d(x) les logs simulés,
W 4 étant une matrice affectant un certain poids aux différents logs. a est un paramétre de régularisation
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choisi par la méthode L-curve (Hansen P. C., 1994). La simulation des diagraphies nucléaires est
notamment réalisée a I'aide de la modélisation présentée au paragraphe précédent (§1.1). Les résultats
obtenus ont permis un gain significatif dans la détection des frontiéres de bancs.

La géométrie réelle et le pendage de la formation doivent également étre pris en compte dans l'inversion
géométrique. Ce point est illustré dans (ljasan et al, 2013). La position des frontieres des bancs est
obtenue en utilisant les diagraphies de Gamma Ray, Neutron Porosité et Densité ainsi que des diagraphies
d’'imagerie a haute résolution. Cette opération est particulierement importante pour des puits
horizontaux ou déviés, pour lesquels I'analyse traditionnelle peut donner des erreurs allant jusqu’a 15%
dans I'estimation des volumes d’hydrocarbures du fait de la déviation du puits.

On trouvera dans (Gao & Torres-Verdin, 2003) une inversion d'un champ de conductivités 1D, 1.5D (avec
un nombre fixé de zones marquant l'invasion) et 2D. Wang (Wang et al, 2008) effectue également
I'inversion des résistivités en utilisant I'hypothése d'effet piston et en inversant les résistivités de la zone
envahie et de la zone vierge, ainsi que le rayon d'invasion. Une quantification d'incertitudes est également
proposée.

L'inversion géométrique des outils combinée a la simulation numérique des diagraphies permet d’obtenir
un modele d’abord puits permettant d’assurer une cohérence globale entre les propriétés
pétrophysiques de la formation et leur distribution spatiale. Un exemple de modéle est donné figure 2.7
ou sont représentés le modele d’abord puits avec hypothése d’effet piston pour prendre en compte
I'invasion et les mesures de résistivités correspondantes, corrigées grace a l'inversion géométrique. En
pratique, l'inversion géométrique est toutefois une opération assez complexe a réaliser. En effet, le
découpage est trés souvent arbitraire et limité essentiellement au niveau de détail que souhaite
représenter 'utilisateur. De plus, on obtient souvent plusieurs solutions aux problemes inverses posés,
notamment dans des bancs fins a cause du manque de mesures azimutales sensibles a I'anisotropie.

Par ailleurs, cette approche ne considere pas la physique compléte d’invasion : les rayons des domaines
envahis ne sont que des optimums relatifs a la physique des outils mais ne tiennent pas compte de celle
de l'invasion elle-méme. On se prive ainsi d’une représentation réaliste des profils radiaux sans se soucier
de leur compatibilité avec les propriétés de la formation. Pour y remédier, nous proposons d'inclure dans
le processus d'inversion la prise en compte des lois physiques de l'invasion que nous présentons au
paragraphe suivant.
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Figure 2.7 Modeéle d’abord puits avec hypothése d’effet piston et mesures de résistivité
correspondante apreés inversion géométrique © ATEMIS Technologies

2. Simulation de l'invasion

L’étude de I'invasion de la boue dans la formation autour du puits occupe une part centrale dans nos
travaux car nous nous proposons d’estimer les parametres pétrophysiques et dynamiques qui la
gouverne. Nous effectuons dans ce paragraphe une description phénoménologique de I'invasion, puis les
essais de modélisation numérique de ce phénomeéne.

2.1 Bilan phénoménologique des processus physiques mis en jeu

Un bon résumé des processus mis en jeu au cours de l'invasion est donné dans (Allen, 1991). Deux
principales étapes peuvent s’en dégager. La premiere, a l'initial, est la pénétration compléte de la boue
de forage dans la formation géologique; les particules solides de la boue viennent s’agglomérer dans les
pores de la formation au niveau de I'abord puits. En seulement quelques secondes, elles forment un mud
cake interne qui ne laissera plus que la phase liquide de la boue pénétrer dans la formation. Commence
alors la seconde phase : I'invasion du seul filtrat de boue. Durant cette phase, les particules solides de
boue s’agregent a la surface de la formation c6té puits, formant un mud cake externe. Au fur-et-a-mesure
de l'invasion, le mud cake s’épaissit et devient de plus en plus imperméable, réduisant en retour I'invasion.
L’épaisseur du mud cake est cependant limitée par I’'érosion due a I'écoulement annulaire des fluides
circulant dans le puits. Du fait de ces deux processus contraires, on distingue, en fonction de celui qui
domine, deux types de comportements :
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e Le processus de filtration dynamique, au cours duquel la boue circule dans le puits et érode le
mud cake ;
e Le processus de filtration statique, au cours duquel il n’y a plus de circulation de boue.

En régime de filtration statique, le mud cake est libre de grossir sans subir d’influence contraire. En méme
temps que son épaisseur augmente, la filtration devient de plus en plus réduite et le débit diminue au
cours du temps, aboutissant a une fermeture progressive du systeme. La modélisation de cette évolution
sera présentée au paragraphe suivant.

En régime de filtration dynamique, le processus de croissance du mud cake se déroule durant une courte
période (de quelques minutes a plusieurs heures) jusqu’a ce qu’un équilibre soit atteint avec I'érosion
provoquée par I'écoulement de la boue dans le puits. A partir de cet instant, le débit de filtration peut
étre considéré comme constant (égal a q.;.) et maintient un régime de filtration permanent. La majorité
de l'invasion par le filtrat a lieu au cours de ce processus dynamique. Pour de bons réservoirs (d’une
perméabilité supérieure a environ 10 mD), le débit d’invasion est alors quasi-indépendant de la qualité
pétrophysique de la formation et uniqguement controlé par celle du mud cake. Certains auteurs, par
exemple (Wu J., 2005), décrivent la premiere phase de filtration dynamique, au cours de laquelle s’établit
le régime permanent (le mud cake grossit et le débit de filtration diminue), comme étant également une
phase de filtration statique transitoire.

L’historique d’invasion de filtrat de boue dans la formation peut étre ainsi résumé en trois principales
étapes: une premiére phase d’établissement de I'invasion (filtration statique), suivie d’une filtration
dynamique permanente au cours de laquelle I'essentiel de I'invasion a lieu, avant une derniéere filtration
statique a I'arrét de la circulation (et amenant a I'arrét progressif de I'invasion). L'évolution de I'historique
complet d’invasion est représenté figure 2.8.

En pratique, le puits est soumis a tout un ensemble de contraintes externes pouvant fortement varier au
cours du temps (changement de propriétés boue,...) et venant modifier le processus idéal décrit ci-dessus.
Le mud cake peut ainsi étre partiellement ou totalement détruit au cours du forage, et ce, de multiples
fois, réactivant alors un processus de filtration localisé. L’historique « vrai» de l'invasion est donc

impossible a caractériser dans son intégralité (pour chaque profondeur et chaque date), celui-ci
dépendant de facteurs externes ne pouvant pas ou difficilement étre controlés ou mesurés.
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Figure 2.8. Historique de débit de filtration. (Allen, 1991)

Faute de pouvoir décrire précisément I’historique d’invasion, et puisque, lors de I'acquisition des logs, seul
ne compte bien souvent que I'état final, on se propose, pour les besoins de simulations, d’assimiler I'état
d’invasion observé a un historique notionnel simplifié composé d’une unique séquence équivalente de
filtration dynamique puis statique. D’une part, ce cas idéal peut étre considéré comme une approximation
de la réalité dans le cas ou I'impact de la destruction du mud cake est mineur, et, d’autre part, permettre
de définir un état de filtration moyen équivalent utile pour paramétrer I'état final d’invasion (et pas
I'invasion elle-méme). Il en résulte la définition du parametre de contréle au premier ordre q.jrc, débit
moyen caractéristique de filtration.

2.2 Modélisation du processus d’invasion

2.2.1 Modélisation de la formation du mud cake

Un des simulateurs les plus utilisés dans les publications récentes (notamment UTAPWels, simulateur
direct d’invasion et des diagraphies développé par I'université d’Austin via le consortium d’évaluation des
Formations de Carlos Torres-Verdin) est INVADE (Wu et al, 2001; 2004). Il s’agit d’un simulateur adapté
d’UTCHEM, qui est un simulateur 3D d’écoulement de fluides. Il est notamment basé sur les travaux de
(Chenevert & Dewan, 2001) afin de modéliser la formation du mud cake. Sur la base de nombreuses
analyses en laboratoire, (Chenevert & Dewan, 2001) montra que le mud cake pouvait étre caractérisé a
I'aide d’un minimum de trois parametres, et tout au plus, six. Les trois parameétres principaux sont la
porosité de référence ¢, .o, la perméabilité de référence K, .o et I'exposant de compressibilité v du mud
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cake. Les parametres Xmeo correspondent aux propriétés du mud cake libre, tel qu’il se formerait par
simple agrégation de particules. Un terme correctif en pression vient alors représenter le fait qu’un mud
cake frais est tres compressible et, se voyant comprimé par le différentiel de pression entre la formation
et le puits, perd ses liquides (réduction de porosité @) et devient de plus en plus imperméable (réduction
de perméabilité Kmc) au cours du temps :

Kmco (2.2)

Ou P, est le différentiel de pression de part et d’autre du mud cake. En général, v varie entre 0.4 et 0.9.
Une valeur nulle pour v signifierait que le mud cake est incompressible. Une relation similaire existe pour
la porosité du mud cake, donnée par :

Pme (2.3)
b (t) = K;

Ou 6 est un facteur multiplicatif compris entre 0.1 et 0.2.

L'influence du mud cake sur la filtration est alors décrite a 'aide de fonctions paramétriques modélisant
le débit d’injection g. Plusieurs régimes de filtration ont lieu au cours de la formation du mud cake. Le
premier est le régime de filtration statique pour lequel les particules solides contenues dans la boue
s’agglomeérent contre la paroi. Ce régime est aussi celui décrivant la fin de I'invasion lorsque la circulation
de boue a été arrétée et n’érode plus le mud cake. (Chin, 1995) proposa un modele de formation du mud
cake dans lequel son épaisseur évolue selon I’équation suivante (Wu J., 2005):

dXme fs Kmne AP (2.4)

dt A=A = bme) Hr Xme
Ou Xy est I'épaisseur du mud cake, AP le différentiel de pression au travers du mud cake, uy la viscosité
du filtrat de boue et f; la fraction de solides contenue dans la boue. En supposant une épaisseur nulle a
t = 0, I'intégration de cette équation donne :

2tAPY, Ko (2.5)

(1 - fs)(l - ¢mc) Ur

En régime de filtration statique, I'épaisseur du mud cake évolue ainsi proportionnellement a Vt.
Cependant, cette relation n’est valide qu’en supposant K, et ¢,,,. constants au cours du temps. Or, nous
avons vu que ces deux grandeurs étaient reliées au différentiel de pression traversant le mud cake Py,..
Cependant, ce dernier parameétre converge en général tres rapidement vers une valeur asymptotique
correspondant a la différence entre pression du puits et pression de formation (de quelques secondes a
guelques minutes suivant le mud cake et la formation), et peut étre considéré comme constant a la vue
de la durée de la filtration statique qui peut atteindre plusieurs heures.

xmc(t) =

Le volume et le débit peuvent alors étre exprimés a l'aide de la loi de Darcy :

2tAP Ky (1 = £5)(1 = me) (2.6)

Vf = 2T. rwell-h

fs Us
B h Ech(l - f:s)(l - ‘.bmc)
q - Twell- tfs .uf
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En régime de filtration statique, le volume de filtrat est proportionnel a Vt et le débit a e Ce régime

décrit la dynamique de filtration du mud cake lorsque la boue issue de la circulation ne vient pas éroder
sa paroi. Il est apte a décrire la formation du mud cake apreés circulation et au début de I'invasion, lorsque
I’équilibre n’a pas encore été atteint entre érosion et construction du mud cake.

Concernant le régime de filtration dynamique, différents modeles ont été développés afin de prendre en
compte I'érosion du mud cake causé par le mouvement de la boue en circulation dans le puits. (Parn-
anurak & Engler, 2005) proposa un modele d’écoulement radial mono-phasique pour lequel I'épaisseur
du mud cake est la résultante de deux termes antagonistes : le taux de déposition des particules solide a
la surface du mud cake et son taux d’érosion. L’évolution du débit et I'épaisseur du mud cake au cours du
temps sont alors données par :

qoIn (;2) Kimc (2.7)
Te

Te W
In (72) Kine + K In (rw = xmc(t))

do In (:_:/) ch Csolid

q(t) =

1
20, (% r_>) _
Oime _ (ln (rw) Kpe + KIn (rw - (Tweu — Xme (£) )R ke
at (1 - ¢mc)pc (1 - ¢mc)pc

Ou 1, est le rayon de I'abord puits (rayon de la formation modélisée dans le simulateur, pris a 10 métres
dans la publication), 1;,, le rayon du puits, Cs,;iq |a masse volumique des particules solides contenues dans
la boue, p. la densité du mud cake, k; le coefficient d’érosion, T la force de cisaillement exercée par la
circulation de la boue a la surface du mud cake et g, est le débit initial de boue lorsque le mud cake n’est
pas formé, donné par la loi de Darcy :

_ 2mKh (2.8)
APusIn (:—;)

q et xp,. sont alors calculées simultanément. Au début de I'invasion, lorsque le mud cake n’a pas
commencé a se former, le débit d’invasion est q,. Puis, au fur et a mesure de la filtration, I'épaisseur du
mud cake augmente et le débit diminue. Lorsque le second terme de I'équation (2.7), qui est le terme
d’érosion, vient compenser le premier terme, I'épaisseur du mud cake n’évolue plus et le débit devient
constant. Ce modele a pu étre utilisé afin de caractériser le skin de la formation, qui est un facteur
caractérisant la réduction de la perméabilité effective dans la zone envahie (Parn-anurak & Engler, 2005).
Windarto (Windarto et al, 2012) proposa une amélioration de ce modeéle en prenant en compte le fait

gu’une partie des particules solides contenues dans la boue peut envahir directement la formation (mud
cake interne).

do

Sur la base de ces différents modeéles, Wu (Wu J., 2005) proposa un modele global d’écoulement bi-
phasique dans la formation couplé, a son interface, a la dynamique de formation du mud cake. Ce modéle
est a la base de INVADE, utilisé pour simuler I'invasion dans UTAPWels. Le débit de filtration dynamique
est alors donné par:
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2hAP 2.9

q(t) = In(r;4,) — In(ry) U 29

¥ i+1 i + f ln( Twell )

=2 (kn_w) <Pc,i(t) - Pc,i+1(t) > + (kn_w + k_w) K¢ Twell — Xmc ®)
Haw/; Py i(t) = P, i41(1) Hnw — Hw/;

Comme pour le modele précédent, le débit est a son maximum au début de I'invasion, lorsque x,,,. = 0.

Lors de la formation du mud cake, x,,. augmente et le débit diminue. Lorsque ce parametre atteint un

maximum, l'invasion n’est alors plus gouvernée que par I'évolution radiale du front de saturation dans la
formation.

Mudcake Thickness . Mud Filtrate Flow Rate
10
. — K =003 (md) — K =003 (md)
Ko = 0-01 (md) - Koo =001 (md)

..... K. co = 0003 (md) e K= 0.003 (md)

3 0.8 b
s E
2 g 10
: e
£ o6 ”
S E
£ 2
]
% xd § 10.|
s = -
E e ..
&
0.2 10°
5
0 10°
10° 10" 10° 10’ 10° 10* 10° 10°
Time (Days) Time (Days)

Figure 2.9 Exemples d’évolution du mud cake en fonction du temps (a gauche) et de débit en fonction
du temps (a droite) pour trois valeurs différentes du parameétre caractérisant le comportement du
mud cake k.o, de (Wu J., 2005)

2.2.2 Modélisation de la répartition du filtrat de boue dans la formation

Les modeles de filtration, aussi sophistiqués soient-ils, ne décrivent finalement que le terme source du
processus d’invasion. Le filtrat doit ensuite étre réparti dans la formation sous I'effet du gradient radial
de pression et des propriétés de la roche et des fluides. Ce comportement revient a de la mécanique des
fluides en milieu poreux pour lesquels des modéles d’écoulement conventionnels peuvent étre utilisés en
symétries radiales.

Reste que l'invasion modifie avec elle les propriétés pétrophysiques et physiques de I'abord puits et
impacte les mesures diagraphiques en fonction de leur date d’acquisition. La figure 2.10 est un exemple
de modele d’abord puits envahi par une boue a eau et illustrant les variations radiales de propriétés
physiques attendues dans les zones réservoir. Cette simulation a été faite avec le logiciel UTAPWelLs et
utilise I’équation (2.9) pour paramétrer I'évolution du débit de filtration au cours du temps.
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Figure 2.10 Modeles d’abord puits sur UTAPWeLs© apres simulation numérique de I'invasion
De fagon générale, quatre configurations sont a considérer :

e L’invasion de boue a huile dans une zone a eau. Il s’agit d’'un mélange non miscible pour lequel la
variable pertinente pour décrire I'invasion sera I’évolution du front radial de saturation. Les
diagraphies de résistivités seront ainsi celles portant I'information d’invasion;

e L’invasion de boue a huile dans une zone a hydrocarbure. Il s’agit s'un mélange miscible pour
lequel la variable pertinente pour décrire 'invasion sera le front de mélange boue/hydrocarbures
natifs. Les propriétés physiques qui seront affectées par I'invasion seront notamment la densité,
la viscosité et I'indice hydrogene des fluides. Les diagraphies portant I'essentiel de I'information
seront les diagraphies Neutron-Densité ;

e L’invasion de boue a eau dans une zone a eau. Il s’agit d’'un mélange miscible pour lequel la
variable pertinente pour décrire l'invasion sera I'évolution du front radial de salinité. Les
diagraphies de résistivités seront de nouveau les données pertinentes;

e Enfin, I'invasion de boue a eau dans une zone a hydrocarbure. Ce mélange non miscible est
caractérisé a la fois par I’évolution radiale du front de saturation et par I'évolution du front de
salinité. Par ailleurs, contrairement au cas boue a huile/zone a eau, qui était en drainage, le
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systeme devra étre décrit en imbibition. Les diagraphies de résistivités seront encore celles
portant la majorité de I'information.

La figure 2.11 illustre les différents profils de propriétés physiques dues a l'invasion selon les quatre
configurations décrites ci-dessus. Cette figure est a comparer a la figure 2.3 qui représente les quatre
configurations avec hypothése d’effet piston. Ici, les profils obtenus honorent non seulement le bilan de
volume mais répondent également aux lois physiques régissant I'invasion dans la formation aussi bien en
rayons qu’en formes des fronts.
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Figure 2.11 Profils de différentes propriétés physiques dues a I'invasion selon les quatre
configurations fluides boue-hydrocarbure

Un bon résumé des lois physiques régissant les profils de propriétés physiques lors de l'invasion,
notamment pour décrire les variations de saturation, salinité et température, est donné dans (Lee, 2008)
dans le cadre de I'invasion par une boue a eau.

Les propriétés physiques de la figure 2.11 sont les principaux parametres influant la lecture des
diagraphies. Salazar (Salazar & Torres-Verdin, 2008) étudia la sensibilité des diagraphies de résistivités a
I'invasion d’une boue a eau dans une zone a hydrocarbure ou d’une boue a huile dans une zone a eau.
Comme précédemment observé, il conclut que le débit de boue est contrélé au premier ordre par les
propriétés du mud cake et au second ordre par les propriétés de la formation, notamment les pressions
capillaires et les perméabilités relatives.
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Wu (Wu et al., 2001) a, par ailleurs, observé que le front de saturation obtenu par simulation ne montre
que tres peu de différences selon que I'on utilise un parameétre de débit q constant ou variable avec le
temps. Le front d’invasion, et notamment sa forme, est, quant a lui, gouverné principalement par les
parametres de pression capillaire ; I'effet piston correspondant a un régime de pressions capillaires nulles.
Enfin, la géométrie du puits peut avoir une influence non négligeable sur le débit de filtrat de boue
pénétrant la formation (Wu et al.,, 2004); ainsi, dans le cas d’'un puits horizontal, par gravité et
accumulation des particules de boue, le mud cake se forme plus rapidement sur la génératrice inférieure.
Dans ce cas, il est nécessaire de diviser le puits en segments angulaires pour faire varier le débit
azimutalement.

L'ensemble de ces observations tend a montrer gu’un modeéle couplé mud cake/écoulement peut
raisonnablement représenter le processus générique d’invasion quand, au premier ordre, sont
considérés :

e Une filtration unique, de débit uniforme, pour définir un rayon d’invasion;
e Un jeu de courbes de pressions capillaires pour gérer la distribution radiale du font;

Les diagraphies de résistivités sont sensibles a I'invasion dans toutes les configurations fluides, a
I'exception du cas boue a huile/zone a hydrocarbure. Les paramétres du mud cake, inconnus, ont un réle
prépondérant sur l'invasion.

3. Tentatives d’inversion des parametres pétrophysiques intégrant la

modélisation de I'invasion

Sur la base des observations précédentes, la physique du processus d’invasion peut étre complétement
décrite au premier ordre par modele direct. On dispose par ailleurs de mesures radialement distribuées
sensibles au phénomene dynamique d’invasion dans une majorité de configurations. On se propose a
cette étape de poser le probleme inverse consistant a évaluer les propriétés dynamiques des formations
a partir des simples données diagraphiques.

Salazar (Salazar & Sigal, 2005) proposa une méthode d’inversion pour estimer les perméabilités de
formations en milieu clastique en utilisant la simulation de I'invasion de boue. Cette méthode repose sur
la présence d’un puits de référence pour lequel des mesures laboratoires de porosité, perméabilité,
pression capillaire et perméabilités relatives sont a disposition. Ces mesures ont permis de construire une
loi de perméabilité et un modéle de saturation pour un facies présent sur le puits considéré, et ce, en
utilisant une équation de type Winland dont les coefficients ont été ajustés sur les mesures. Le processus
d’invasion a ensuite été simulé a I'aide du code INVADE en utilisant les parameétres issus des analyses
laboratoire. Le cas considéré ici est I'invasion d’une boue a eau dans une zone a hydrocarbures. Les
parametres électriques de la loi d’Archie ont alors été ajustés afin d’obtenir une bonne correspondance
entre les diagraphies de résistivités simulées et les diagraphies de résistivités mesurées.

Une fois calé, le modele a été appliqué sur des puits non carottés. Le résultat de I'étape précédente est
utilisé comme modele de base et seule la perméabilité est ajustée afin d’obtenir une correspondance
entre résistivités simulées et mesures diagraphiques. Il a pu alors étre observé que le résultat de
perméabilités était cohérent avec les données issues d’un deuxieme puits du méme champ mais que ce
modele devait étre ajusté pour un troisieme puits. L'inversion seule de la perméabilité, tout autre
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parametre étant fixé par ailleurs, est potentiellement a la source de cette limitation et dénote le caractere
lié des variables du probleme. Cette approche a, par ailleurs, permis a I'aide du processus d’invasion de
mettre a I'échelle diagraphique les propriétés pétrophysiques dérivées des mesures laboratoire.
Toutefois, cela repose sur des hypotheses qui peuvent étre limitantes dans le cadre d’une application
industrielle dans la mesure ou tout I'historique de I'invasion se doit d’étre simulé via la connaissance
précise des parametres de boue, généralement trés incertains.

Toujours sur le méme principe, Heidari (Heidari & Torres-Verdin, 2012) a proposé une méthode
d’inversion des parametres pétrophysiques et dynamiques pour des puits en boue a huile a 'aide des
seules mesures diagraphiques. Les parametres estimés sont les suivants : la porosité, la saturation, la
perméabilité, la pression capillaire et la perméabilité relative. Ces parameétres servent a peupler un
modele numérique utilisé pour simuler I'invasion, les parametres caractérisant la boue étant supposés
connus. S’agissant d’une boue a huile, il n’y a pas de variation radiale de salinité entre boue et formation ;
la variable pertinente pour décrire I'invasion est alors le front de saturation. Les paramétres sont ensuite
ajustés itérativement afin que le front saturation simulé reproduise au mieux les données diagraphiques,
a savoir les diagraphies de résistivité, de densité, de Neutron/Densité et de facteur photo-électrique. La
figure 2.12 représente la méthode d’inversion proposée par Heidari.

| Construction of Layered Model I‘i

Invasion/Drilling o | Simulation of Mud-Filtrate
Parameters g Invasion "
2
=
2 V]
Rock Mineral %
Somposbion V,and V, | | Density | I Migration Length I I Resistivity | a
>
=
©
| PeFlog || GRiog | [ Soniclog | | Densitylog | | Neutrontog | | Resistivitylogs | 2o

Y

| l > ?
Well Logs > Match? No
Yes

| Final Layered Model I

Figure 2.12 Méthode d’inversion proposée par (Heidari, 2012)

L’estimation des parameétres pétrophysiques et dynamiques se fait par la résolution du probléme inverse
suivant pour chaque intervalle profondeur :
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min||d(x) — dmlliy, + a?llxll? (2.10)

Ou le vecteur x est donné par :
_ 0 0 T
X = [Cm: Cshv ¢S: Swv Swirr' K, Pc »€p) krh' eh]

Les six premiers parametres sont les concentrations volumiques de chaque minéral (Cr), de I'argile (Csh),
la porosité (@), la saturation (Sy), la saturation irréductible (Swirr) et la perméabilité (K). Les paramétres
restants sont les parametres permettant de construire les courbes de pression capillaire et de
perméabilité relative. Le vecteur des diagraphies utilisées pour I'inversion a chaque niveau est le suivant :

d = [¢n, pp, PEF,GR, 0-10’0-2010-30r0-60r0-90]T

Ou chaque entrée représente respectivement la diagraphie de Neutron Porosité, de densité, de PEF, de
Gamma Ray, de conductivité a 10, 20, 30, 60 et 90 pouces de profondeur d’investigation. La matrice W
permet de pondérer I'importance de chaque mesure dans I'inversion. Le parametre a est un parametre
de régularisation obtenu avec la stratégie L-curve (Hansen P. C., 1994). La fonction co(t du probléme 2.10
est minimisé a l'aide de la méthode Levenberg-Marquardt pour laquelle le Jacobien est calculé par
différences finies.

L'inversion simultanée de tous les parametres a mené a un probléme fortement multi-modal. L'approche
a alors été modifiée suivant la méthode préconisée par (Angeles, 2009) de facon a inverser les parametres
itérativement, suivant leur sensibilité aux mesures. La figure 2.13 présente la méthode d’inversion
employée. Toutefois, les solutions obtenues se sont révélées toujours fortement dépendantes du point
de départ. Heidari a pu noter par exemple pour un puits synthétique qu’une perturbation de 10% sur la
perméabilité au point de départ entrainait une erreur de 40% sur la perméabilité inversée. Des mesures
laboratoires ont ainsi dues étre introduites afin de caler I'état initial, en particulier les perméabilités, les
pressions capillaires et perméabilités relatives. Les paramétres inversés sont également utilisés afin de
simuler le profil de saturation vertical et ainsi valider le résultat obtenu.
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Figure 2.13 Méthode itérative employée par (Heidari, 2012)
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Bien que représentant le modele le plus abouti des techniques d’inversion des diagraphies, I'approche
Heidari souffre d’'une limitation majeure : I'estimation des propriétés dynamiques des formations par
inversion des diagraphies se doit d’étre conditionnée par une couverture compléte en données
laboratoire, ce qui retire tout intérét prédictif a I'approche. Le calage sur une verticale puits est par ailleurs
un standard du calage diagraphique et ne représente pas une nouveauté. De fait, |'utilisateur obtient au
mieux un modele cohérent et synthétique mais sans information nouvelle d’ordre pétrophysique. Une
partie de ces limitations vient du caractére multi-modal du probléme qui repose sur le besoin de simuler
un historique d’invasion complet. Hors, ce dernier n’est quasiment pas décrit par les données
diagraphiques, celles-ci étant essentiellement acquises dans une fenétre de temps trés réduite en fin
d’invasion (pour les diagraphies au cable).

Pour tenter de contraindre les propriétés dynamiques des formations sans I'aide des données carottes,
Alpack a proposé dans sa these (Alpak, 2005) d’inverser les parametres pétrophysiques a partir des
diagraphies de résistivités combinées aux transitoires de pression (WFTs). Par ailleurs, pour tester I'effet
d’historique, dans (Alpak, 2011), la porosité et la perméabilité absolue sont estimées a partir des seules
diagraphies de résistivité acquises a plusieurs instants différents. Le cas étudié est celui d’une invasion
d’une zone a eau par une boue a eau. L'invasion est simulée avec INVADE et la loi d’Archie est utilisée
pour relier saturations et résistivités. Le probleme d’inversion est la minimisation d’une fonction co(t
représentant I'écart quadratique entre diagraphies simulées et diagraphies mesurées grace a 'algorithme
de Gauss Newton, aprés changement de variable pour supprimer les contraintes de bord. L'incertitude
sur les parametres inversés est estimée a I'aide de la borne de Cramer-Rao. Une analyse de sensibilité a
été réalisée par rapport aux parametres d’invasion ; il y est notamment constaté que I'estimation de la
perméabilité est meilleure lorsque la durée simulée d’invasion augmente et lorsque le front d’invasion est
inférieur au rayon d’investigation de la résistivité la plus profonde. D’autres tests sont effectués,
notamment avec l'introduction d’un bruit allant jusqu’a 21% sur les diagraphies pour tester la sensibilité
sur les parameétres de pression capillaire et de perméabilités relatives. Dans tous les cas, la porosité est le
parametre estimé avec le plus de précision, la perméabilité étant relativement sensible aux parametres
de la boue (inconnus) et aux courbes de Pc (recherchées). Cette approche souffre des mémes
inconvénients que ceux rencontrés avec I'approche Heidari, a savoir la nécessité de simuler I'historique
complet d’invasion qui dépend de paramétres de boue mal définis.

D’autres essais d’inversion ont encore été réalisés avec cette méme hypothése. Ainsi, dans (Yao &
Holditch, 1996), la perméabilité est estimée a partir de diagraphies de résistivités et nucléaires a différents
instants. Le cas étudié est le cas d’une zone contenant de I'eau et du gaz envahie par une boue a eau.
L’invasion est simulée par un simulateur d’écoulement bi-phasique avec un débit d’injection constant. Le
simulateur est modifié de fagon a prendre en compte la perméabilité du mud cake. Les résistivités sont
obtenues grace a la loi d’Archie et des fonctions de sensibilités sont utilisées pour simuler la réponse des
outils. On observe I'évolution du front d’invasion grace aux résistivités prises a différents instants, tandis-
que les logs Neutron Porosité et densité n’évoluent guére du fait de leur faible investigation. La
perméabilité est alors estimée grace a une méthode d’History Matching.

Quelque soit le succes des techniques posant le probléme a partir de mesures répétées, il reste que ces
configurations sont trés peu réalistes dans la mesure ou des diagraphies ne sont en général répétées dans
le temps que dans le cas d’un probléme de qualité des données (quand un jeu de données diagraphiques
est inexploitable). Tres souvent, ne sont a disposition que des diagraphies LWD prises quelques minutes
apreés le début de I'invasion ou des diagraphies Wireline prises apres la fin de I'invasion, rarement les deux.
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Enfin, dans les quelques cas d’acquisitions répétées, I'opportunité de faire des mesures en cours
d’invasion pour tout type de formation géologique est un cas rarissime. Cela explique entre autre
pourquoi les méthodes d’inversion pétrophysique des diagraphies ont été le lieu d’importants
développements théoriques mais n’ont jamais réussi a trouver d’application pratique dans le milieu
pétrolier bien que permettant, potentiellement, d’apporter une valeur essentielle aux données
diagraphiques et a toute la chalne d’évaluation des formations.

4. Conclusion

Au terme de ce chapitre, nous avons vu l'importance que peut revétir la simulation de l'invasion afin
d’obtenir un modele réaliste d’abord puits permettant de réconcilier propriétés physiques et
diagraphiques a l'aide d’équations couvrant I'essentiel des processus physiques ayant lieu dans les
premiers décimeétres autour du puits. Ces approches vont au-dela du bilan de volume conventionnel,
comme cela est fait au travers du modeéle d’invasion piston. Le probléme majeur posé par ces approches
physique réside dans le fait qu’une simulation complete de I'historique d’invasion est quasiment
impossible faute de disposer de contraintes et mesures suffisantes. Cela rend ces méthodes difficiles
d’application a des cas réels, et ce, pour deux raisons : les paramétres de boue sont trés incertains et
I’historique d’invasion peut étre quelconque (un mud cake peut étre détruit a plusieurs reprises au cours
du forage). Il en résulte un probléme inverse fortement multimodal, comme cela a pu étre observé par
Heidari et Salazar.

Pour que ces approches soient applicables, il faut contraindre le probléeme inverse a I'aide de données
laboratoire ou le résoudre avec des mesures prises a des instants différents. Cela retire I'intérét de ces
approches dans la mesure ol les données laboratoires portent déja I'information pétrophysique qu’on
souhaite inverser et il n’existe pas en pratique de mesure permettant de capter I'historique d’invasion.
Cet effet d’historique est donc ce que I'on cherche a éliminer et I'on présentera au chapitre suivant les
hypotheses et le formalisme utilisé a cette fin.
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CHAPITRE 3 : METHODE D’INVERSION DES PROPRIETES PETROPHYSIQUES PAR
FACIES

Le travail de thése s’est focalisé a étudier la facon d’obtenir des informations pétrophysiques et
dynamiques a I'aide de I'invasion de boue. Seule I'invasion par une boue a huile a été prise en compte
dans le cadre de cette étude, ce type de boue étant encore représentatif de la majorité des forages. Par
ailleurs, I'invasion d’une zone a eau par une boue a huile est un processus de drainage, comparable a la
migration des hydrocarbures dans le réservoir. Le résultat en est la substitution des fluides natifs de la
formation par le filtrat de boue, donnant lieu a divers profils radiaux de saturation gouvernés par des lois
pétrophysiques et dynamiques. Nous présentons d’abord dans ce chapitre les hypothéses et le formalisme
choisi afin de modéliser ces profils, ainsi que I'originalité de notre approche par rapport a la littérature
existante, décrite dans le chapitre 2.

La caractérisation de l'invasion se fait principalement grace aux diagraphies de résistivités. Chaque outil
de résistivité répond a une profondeur d’investigation différente. Pour des outils d’induction, qui sont les
outils utilisés pour nos cas d’application, la résistivité la plus proche lit a 10 pouces (25.4 cm) du puits et
la plus éloignée a 90 pouces (229 cm). L'invasion est ainsi détectable lorsque les courbes de résistivité se
séparent, indiquant un gradient de résistivité et donc un changement des proportions fluide dans la
direction radiale. Nous présenterons comment les outils de résistivité sont pris en compte dans notre
approche dans la seconde partie de ce chapitre.

Ces deux premieres parties forment le modele direct qui est régi par les parametres pétrophysiques que
I'on cherche a inverser. Nous présenterons dans les deux derniéres parties la méthode d’inversion,
d’abord pour un niveau particulier de la zone a eau envahie par la boue a huile, puis pour I'ensemble d’un
faciés pour lequel les corrélations pétrophysiques entre différents niveaux seront prises en compte.

1. Modélisation de I'invasion d’une boue a huile dans une zone a eau

1.1 Hypothese d’équilibre capillaire et formalisme utilisé pour décrire les profils de

saturation

Un des problémes majeurs des approches décrites dans le chapitre 2 pour simuler I'invasion provient du
fait que l'information dont on dispose n’est pas suffisante pour en caractériser I'historique. Les
diagraphies Logging While Drilling (LWD) sont prises seulement quelques minutes aprés le début de
I'invasion et les diagraphies Wireline (WL) en général aprés plusieurs jours. La figure 2.8 (chapitre 2) est
la représentation d’un historique de débit d’invasion typique, sur laquelle nous avons représenté les dates
d’acquisition de ces deux types de mesures. Les diagraphies LWD ne pourront, sauf en de rares exceptions,
étre d’aucune utilité pour décrire I'invasion, celle-ci n’ayant quasiment pas débuté lorsque qu’elles sont
acquises. Les diagraphies WL sont donc les seules susceptibles d’étre porteuses d’information, mais ne
pourront que décrire I'état final d’invasion pour lequel I'équilibre a été atteint entre le filtrat de boue et
les fluides natifs de la formation.

En considérant I'invasion d’une zone a eau par une boue a huile, les équations de conservation de masse
pour I'eau et le filtrat de boue donnent :

9(PowSw) _

_ (3.1)
ot ==V (pWQW)
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0(PpoSo) _ (3.2)
= "V (Pot0)

L'indice w représente I'eau et o I'huile, p est la densité, S est la saturation et g le débit. Pour chaque
phase, la loi de Darcy donne:

k- k
dw = — hd vPw (3.3)
HUw
k... k
0 = _frokon (3.4)

k est la perméabilité, k, la perméabilité relative, u la viscosité et P la pression. Dans notre cas, les
saturations sont reliées entre elles par la relation :

Sy+S, =1 (3.5)

Les pressions capillaires permettent d’exprimer le différentiel de pression entre I'eau et I'hydrocarbure :

P.=P,—P, (3.6)

Notre approche consiste a ne pas chercher a simuler I'historique complet de I'invasion mais seulement
I’état final d’équilibre, auquel sont sensibles les diagraphies Wireline. Le probleme pourra alors se
présenter sous une forme plus directe au regard de certaines grandeurs pétrophysiques et ainsi lever les
indéterminations exposées au chapitre 2. Nous considérons ainsi les fluides comme équilibrés
radialement et régis au premier ordre par uniquement les pressions capillaires. Le terme de
compressibilité est négligé et la température est supposée constante radialement. Nous négligeons
également les termes gravitaires. Ces hypothéses étant posées, les équations (3.1) a (3.6) ménent au
systeme d’équations suivant, exprimé en coordonnées cylindriques :

oSy, 0P, OB, 190 0P, (3.7)
wdp Gt = 50 =g (kw37
Ou les conditions de bord sont données par :
r_l)ir‘riu 2m.r. k. km.aai: = Up-90 (3:9)
lim P, = Prorm (3.10)

r—+co
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Prorm est la pression de formation et g, le débit de filtrat de boue entrant dans la formation. Enfin, le
systeme est complétement déterminé grace a la condition initiale :

B (t=0)=PF,(t=0)=Prorm (3.11)

Le formalisme de Brook-Corey a été choisi afin d’exprimer les pressions capillaires en fonction de la
saturation. Celui-ci a 'avantage d’étre tres utilisé dans le domaine de I'ingénierie réservoir (mesures
laboratoire exprimées sous cette forme, modele intégré aux simulateurs commerciaux...) et est
particulierement apte a décrire le type de roches rencontrées habituellement dans le domaine pétrolier.
Il relie pressions capillaires et saturations de la fagon suivante :

Sw — Swirr)_/1 (3.12)

P.=P (
¢ d 1_Swirr

P; est la pression de déplacement, S, la saturation irréductible et A I'index de distribution de tailles de
pores. Le formalisme de Burdine a quant a lui été choisi pour exprimer les perméabilités relatives de la
phase non mouillante :

fl ds,, (3.13)
Sw P?

1dS,,

0 p2?

kro = (1= S3)%

P. est la pression capillaire et Sy, la saturation normalisée, donnée par :

Sw = Swirr — Sor (3.14)

Sk =
v 1- Swirr - Sor

La combinaison du formalisme de Burdine et du formalisme de Brook Corey donne :
. A (3.15)
kro = (1 _Sw)z-(l _Sw A )

Le choix d’utiliser le formalisme de Brook Corey pour exprimer pressions capillaires et perméabilités
relatives n’est pas déterminant dans I'‘obtention des profils de saturation et n’impacte pas
significativement les résultats.

Concernant la modélisation du moteur de la filtration — I'invasion —, différentes approches de la littérature
ont été analysées dans le chapitre 2 et sont synthétisées ci-aprés :

Trois grandes phases peuvent se dégager:

e Toutd’abord, le mud cake se forme par agrégation des particules solides contenues dans la boue.

Il s’agit de la premiére phase de filtration statique. Le débit est alors proportionnel a %;
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e Ensuite, la circulation de boue au niveau de la paroi du puits érode le mud cake, qui ne peut alors
plus grossir. Il s’agit de la phase de filtration dynamique. Durant cette phase, le débit d’invasion
peut étre considéré comme constant ;

e Enfin, suite a I'arrét de circulation de boue (et donc de I’érosion du mud cake), une autre phase
de filtration statique a lieu jusqu’a ce que le mud cake devienne imperméable.

La premiere phase de filtration statique peut étre considérée comme négligeable, celle-ci étant limitée a
seulement quelques minutes. Les régimes de filtration les plus efficaces volumétriguement sont la
filtration dynamique et la filtration statique post-circulation. L’historique de débit utilisé dans notre
approche est ainsi représenté a la figure 3.1.

Filtration Filtration

< dynamique — > <——statique >

circ

cire stat
Figure 3.1 Historique de débit utilisé dans notre approche
Pour une cote donnée, la durée de circulation de boue T,;,. est obtenue grace a I'enregistrement de la
vitesse cumulée de pénétration de I'outil de forage et la durée de circulation aprés le forage tandis que la

durée statique T, st contrainte par la date d’acquisition des diagraphies. q.irc €st, quant a lui, lié au
volume total de filtrat ayant pénétré la formation :

Vs (3.16)
Tcirc + 2\/Tcirc- (\/Tstat - \/Tcirc)

Qcirc =

Ou V¢ est le volume total de filtrat. Ainsi, la connaissance de V; permettra de déterminer completement
I’historique de débit. Il faut noter que cet historique est une représentation simplifiée de la réalité. Si les
hypothéses employées ne sont pas valides, cela se traduira par un biais dans le débit de filtrat q;;-c-
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Enfin, en considérant I'abord puits a I'équilibre, le gradient radial de pression d’eau est supposé
completement dissipé et impose P, indépendant de r. Le systeme final se ramene ainsi a résoudre les
équations suivantes :

9] d0P. dS,, aSw (3.17)
(r. .k ) = U,

var o5 ar ) = P o

La contrainte de bord est une condition limite de type Neumann. Elle est donnée par :

aP. S, (3.18)
li 2n.r.k.k,.,.—.— = —U,.q;
r—)lrl\?e” .7 ro 3, or Ho-Ycirc

Le systéeme pour une zone a eau a pour condition initiale :

Swt=0)=1 (3.19)

Il s’agit d’'une équation différentielle aux dérivées partielles dont la résolution est plus rapide que celle
constituée par le systeme d’équations (3.7) a (3.11). Cette équation est similaire a I’équation de Richards
(Richards, 1931), qui est couramment utilisée dans I'étude du transport de 'eau dans les sols, pour
lesquels la pression de I'air peut étre considérée comme uniforme et constante. Pour notre étude,
I’équivalent de cette condition correspond a I’hypotheése de pression d’eau constante.

L’équation (3.17) est une équation de diffusion non linéaire dont le coefficient de diffusion D est :

0P, (3.20)

D = k kTO.F
w

Ce coefficient peut étre explicité par le formalisme de Brook Corey :

. L 22 K.Py L 2 (3.21)
Dzﬂ‘%y@‘%l)faffffwﬂ
. wirr

Un exemple de ce coefficient de diffusion et de la pression capillaire correspondante est représenté figure
3.2. L’équation de diffusion sera résolue a I'aide des volumes finis suivant un schéma de discrétisation
implicite.
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Figure 3.2 Courbe de pression capillaire (en haut) et coefficient de diffusion associé (en bas)

62



Chapitre 3 : Méthode d’inversion des propriétés pétrophysiques par facies

On constate également que les variables K et P; jouent le méme réle dans I'expression du coefficient de
diffusion. Il ne sera ainsi pas possible d’estimer ces deux parametres en méme temps lors de I'inversion
de la zone a eau envahie par une boue a huile. Le parameétre qui sera inversé est alors le produit K. P; ou
K et P; devront ensuite étre évalués séparément grace a une contrainte externe de la forme :

log(K) = a; + a;.log(K.Py) (3.22)

a, et a, ont été obtenus suite a une synthese sur 114 mesures laboratoire internes a TOTAL couvrant une
large gamme de roches de différentes natures (grés, calcaires, dolomies). Une bonne corrélation peut étre
observée entre K. P, et K. Le coefficient de corrélation est R?=0.95 et les coefficients a; = —0.545 et
a, = 1.39. Ces coefficients ont été obtenus pour des conditions laboratoire avec une tension inter-faciale
de 480 dyne/cm. Lorsque cette relation est utilisée, il faudra la normaliser avec les tensions inter-faciales
propres au réservoir.

10 L L L

K [md]

10' r r r
-4 2 0 2 4

10 10 10 10 10
K. Pd [md.bar]

Figure 3.3 Corrélation entre K et K. P; pour 114 mesures laboratoires internes a TOTAL obtenus sur
des roches clastiques et carbonatées

D’autres corrélations entre K et les parametres de pressions capillaires existent par ailleurs dans la
littérature et ont été exposées au premier chapitre.
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1.2 Simulation du profil de résistivité

Le modele décrit dans le paragraphe précédent permet de résoudre des profils de saturation radiaux,
correspondant a la répartition du filtrat de boue dans la formation suivant une hypothése d’équilibre
capillaire. Ces profils sont ensuite transformés en profils radiaux de résistivités, auxquels sont directement
sensibles les diagraphies. Les équations traditionnelles décrites dans le chapitre 1 peuvent étre utilisées
a cette fin. Nous avons choisi d’utiliser I'équation de Waxman-Smits Juhasz, applicable a une grande
variété de cas. Le profil radial de résistivité R(r) est ainsi donné par :

( St(r) — Sw(r)- ¢¢+ Vcl- ¢cl (3-23)
t
QVN = Vd.@

t
{m* =m+ky.QVN + k3.QVN2 + k,.QVN3
a
F* -
oHe
SM(r) ( 1 +BQV61.QVN) -t
F* "\R, Se(r)

\ R(r)=[

Les parametres constants intervenant dans cette équation sont décrits dans le chapitre 1. Nous avons

représenté figure 3.4 un exemple de profil de saturation obtenu grace aux équations du paragraphe
précédent et le profil de résistivité correspondant.
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o7 z 0. :
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T
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Figure 3.4 Exemple de profil de saturation et profil de résistivité correspondant
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1.3 Analyse de sensibilité

L'hypothese d’une pression d’eau constante dans la formation au moment ol sont acquises les
diagraphies est raisonnable pour des réservoirs de bonne qualité pétrophysique. La figure 3.5 montre
différents profils de saturation obtenus pour une porosité de 0.2 V/V aprés 100h de filtration pour
différentes perméabilités. Ces profils ont été obtenus avec les équations (3.7) a (3.11) d’une part (en bleu)
et (3.17) a (3.19) d’autre part (vert). La différence entre les deux modéles ne peut étre observée que pour
des perméabilités inférieures a 1 mD correspondant a des réservoirs de mauvaise qualité et donc peu
sujets a invasion. Ces réservoirs présentant peu d’intérét pétrolier seront notamment écartés du
processus d’inversion. Cependant, pour toutes les formations perméables (> 1 mD), les deux formalismes
sont équivalents, le formalisme simplifié étant plus rapide a résoudre numériquement. Pour ces
simulations, nous avons supposé un filtrat de boue d’une viscosité égale a 1 cP, un temps d’invasion de
50h et un débit de 0.02 m3.h~1.
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Figure 3.5 Comparaison entre le formalisme non simplifié (eq 3.7 a 3.11, en bleu) et formalisme
simplifié (eq. 3.17 a 3.19, en vert) en termes de profils radiaux de saturation

Un analyse de sensibilité a également été réalisée afin d’évaluer I'impact sur le profil de saturation de
plusieurs paramétres : A, K. Py, Syirr» @, Qcirc €t Teire- Les parametres de référence sont reportés en
annexe 1. Cette analyse confirme le caractere réaliste du modéele développé. En particulier, on observera
bien la conservation du volume de filtrat de boue ayant pénétré la formation lorsqu’on fait varier les
paramétres pétrophysiques (celui-ci ne dépend donc que de T, et de q) et le fort impact du paramétre
de cimentation m sur les fronts radiaux de résistivité, relativement au facteur de saturation n.
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Figure 3.7 Profils de saturations obtenus pour différents K. P;
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Figure 3.13 Profils de résistivité obtenus pour différents n
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2. Simulation des diagraphies de résistivité

Le profil de saturation R(r) ainsi obtenu est utilisé pour simuler les diagraphies de résistivités. L'approche
employée dans le cadre de notre travail consiste a factoriser le comportement des outils de résistivités
dans des fonctions de sensibilités, indiquant la sensibilité de chaque outil aux propriétés physiques de la
formation en fonction de leur distance au puits. Pour simplifier le probléme dans un premier temps, nous
avons considéré que les fonctions de sensibilité n’avaient qu’'une dépendance radiale avec une résolution
verticale parfaite. La réponse cumulée des outils est supposée avoir la forme suivante :

Ji(r) = a;.tanh(b;.r)¢ (3.24)

Les parametres a;, b; et ¢; sont obtenus grace a des simulations basées sur les équations de Maxwell,
réalisées a 'aide du logiciel UTAPWeLs de 'université d’Austin. Un puits "test" est simulé traversant un
champ uniforme de résistivité ayant une valeur proche du cas d’étude (1 €2.m dans notre cas). On
introduit ensuite une perturbation de 10 €2.m dans ce champ uniforme a un certain rayon r et on répéte
|'opération en faisant varier la position radiale de la perturbation. On peut ainsi caractériser la maniere
dont réagit I'outil de résistivité en fonction des perturbations introduites a différents r. En interpolant les
points signal relatif vs. distance radiale obtenus a l'aide de |'expression (3.24), il est possible de
déterminer les constantes a;, b; et ¢; pour chaque outil. Le résultat obtenu conduit aux dérivées des
fonctions de sensibilité qui sont représentées figure 3.14 pour un outil d’'induction. Les fonctions ainsi
obtenues peuvent caractériser le comportement de I'outil lorsque le champ de résistivité dans la
formation est compris entre 1 et 10 2.m, ce qui correspond a la majorité des cas de boue a huile
envahissant une zone a eau de notre cas d’étude. Tout autre cas devra étre traité de la méme
facon en construisant une bibliotheque de réponses d’outils.

Les diagraphies de résistivités sont ensuite obtenues grace au produit de convolution:

+eo (3.25)
R; = f%(r).R(r)dr

Twell

R; est la résistivité simulée, i=1..5 représentant respectivement les AT10, AT20, AT30, AT60 et AT90. Cette
approche permet de simuler tout type de diagraphie, dont les diagraphies nucléaires. Cependant, l'intérét
de ces derniéres est trés limité pour notre inversion car elles ne sont que trés peu sensibles a la saturation
(le contraste de densité ou d’indice hydrogéne étant réduit pour le couple eau —filtrat de boue a huile).
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Figure 3.14 Fonctions de sensibilité des outils d’induction focalisée

Une autre approche envisagée est la simulation directe des courbes de résistivités par la résolution des
équations de Maxwell appliquées a I'outil diagraphique. Cette méthode a I'avantage de rester au plus prés
du fonctionnement de I'outil et peut s’appliquer a des formations ayant des gradients de résistivités trés
différents. Plus lourde en temps de calcul, elle ne présente pas d’intérét pour le cas d’étude que nous
avons pris puisque les résistivités restent pour I'essentiel dans la gamme choisie pour simuler les fonctions
de sensibilité.

3. Inversion de la zone a eau envahie par une boue a huile

Les deux premieres parties de ce chapitre ont décrit la modélisation du phénomeéne d’invasion d’une zone
a eau par une boue a huile lorsque I’équilibre est établi entre le filtrat de boue et les fluides natifs de la
formation, ainsi que la réponse correspondante des diagraphies. Ce modele repose sur tout un ensemble
de parametres pétrophysiques qu’on cherche a estimer : la perméabilité K et les parametres de pressions
capillaires (Pg, S €t A avec le formalisme de Brook Corey). L'interprétation traditionnelle des
diagraphies permet d’initialiser les valeurs de nombreux paramétres du modele : la porosité, le volume
d’argile, la résistivité de I'eau... Ces parametres n’étant pas déterminés au premier ordre par les
résistivités (le couple Neutron/Densité permettant d’obtenir les porosités par exemple) ne seront pas
remis en question dans notre approche. Nous décrirons dans cette partie la construction du probleme
d’optimisation a résoudre lorsqu’on considére une boue a huile envahissant une zone a eau, des cas
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synthétiques permettant de mettre a I'épreuve la robustesse de I'algorithme de résolution et enfin
I"application a un cas réel. Dans tout ce paragraphe, la méthode décrite s’applique pour une seule cote
de la zone a eau.

3.1 Construction du vecteur des inconnues

L’analyse de sensibilité effectuée a la fin du premier paragraphe de ce chapitre peut étre résumée de la
facon suivante :

e Les parametres pétrophysiques influent sur la forme du profil de saturation (étalement, valeur de
saturation a 1,7 -.),

e Les parametres relatifs au volume (débit ou temps de filtration) influent sur la quantité de matiere
qui sera répartie dans la formation,

e Les parameétres des équations de résistivités influent sur la forme du profil de résistivité.

L'analyse de sensibilité met en évidence trois degrés de liberté permettant de reconstituer des profils de
résistivité. Le tableau 3.1 indique la correspondance entre les parametres du modeéle et les degrés de
liberté identifiés.

Pétrophysique Volume Résistivité
K Acirc m
Py Teirc n
A Tstat RW
Swirr

Tableau 3.1 Parameétres correspondant aux trois degrés de liberté

Certains de ces parameétres peuvent étre déja obtenus grace a des considérations extérieures. Ainsi, les
parametres de résistivités sont estimés en laboratoire sur une gamme de roches représentatives de la
formation. T;.. peut étre obtenu grace aux informations disponibles sur les conditions et le temps de
forage (ROP). S, iy peut étre estimé grace a des diagraphies complémentaires, comme la résonnance
magnétique nucléaire. K et P; jouent le méme r6le dans le modele, dans lequel seul leur produit K. P,
entre en jeu. R,, est caractéristique de I’'eau de formation présente dans la roche et peut étre calé assez
précisément par des techniques diagraphiques et/ou des analyses laboratoire. Enfin, Tg¢4:, représentant
la date pour laquelle le mud cake devient imperméable, peut étre considérée comme unique pour toutes
les cotes et ne peut dépasser la durée comprise entre la fin de la circulation et la date d’acquisition des
diagraphies.

Seul un parameétre pour chaque degré de liberté peut étre inversé. Pour le degré de liberté afférent aux
paramétres pétrophysiques, 4 est peu susceptible de varier a I'intérieur d’un facies alors que K. P; peut
s’étendre sur plusieurs décades. A sera donc fixé a une valeur arbitraire et K. P; inversé cote a cote. Il faut
noter que cette inversion n’est pour I'instant qu’une étape transitoire et A pourra étre estimé plus tard
lorsque la zone a hydrocarbure sera prise en compte. Concernant le degré de liberté lié aux parameétres
de volume, T,;. peut étre tres bien connu grace au cumulé des ROP et Ty, peut étre fixé a une date
arbitraire commune a toutes les cotes. g, st donc le parametre que I'on va chercher a estimer. Pour
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des raisons pratiques, nous inverserons le volume de filtrat de boue V; présent dans la formation cote a
cote que nous transformerons en q.;,. grace a I'équation (3.16). Enfin, nous avons choisi de ré-estimer le
facteur de cimentation m cote a cote et de garder le facteur de saturation n constant, donné par I'analyse
laboratoire. Ce choix peut étre justifié grace a I'analyse de sensibilité représenté figures 3.12 et 3.13, ou
nous pouvons voir que le profil de résistivité est plus sensible a m qu’a n et la résistivité profonde ne
pouvant étre ajustée en faisant varier n.

3.2 Le probleme d’optimisation

Soient h,, le modele direct, x le vecteur des paramétres a estimer et y,, les diagraphies de résistivité. h,,
est composé des équations (3.17) a (3.19) pour la description des profils de saturation, de I'équation (3.23)
pour les profils de résistivités et des équations (3.24) a (3.25) pour la simulation des diagraphies par
I'approche des fonctions de sensibilités. La figure 3.15 résume les différents blocs constitutifs du modele.

Equation de S(r Equation de R(r), Fonctions de Ywi
diffusion résistivité sensibilité i=1..5
t b, Teires Tstats Geire Ry, Ve, Quny R, BQV,m
K. Pd' ’ Swirr m

Figure 3.15 Blocs constitutifs du modeéle d’invasion de la zone a eau par une boue a huile. En noir
les parameétres constants, en rouges les parameétres inconnus a inverser, en bleu le paramétre
inconnu fixé a une valeur arbitraire

Les mesures de résistivités sont connues a un bruit gaussien prés. Pour i=1..5 (correspondant a chacune
des cinq diagraphies), on a donc :

Ywi = hwi(x) + € (3.26)
Avec :

El'NN(O, O'i) (327)

N(0,0;) est la loi normale de moyenne nulle et de variance g;. Lincertitude est due aux effets
diélectriques du milieu (atténuation et différence de phase). Elle sera modélisée sous la forme d’une
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matrice de covariance diagonale R, de coefficients g;. Sous ces hypotheéses, I'estimateur de maximum de
vraisemblance s’obtient en résolvant le probléme suivant :

. . 2
LBr<r}rl£lUB ”hw(x) yW”RW -1 (3.28)

LB et UB sont respectivement les bornes inférieures et supérieures, R, la matrice contenant les
incertitudes sur les mesures et y,, le vecteur contenant les diagraphies. x est le vecteur des parametres
qgue I'on cherche a estimer. D’aprés les développements du paragraphe précédent, ces paramétres sont
le produit K. Py, le volume de filtrat V; et le facteur de cimentation m. K.P; pouvant s’étendre sur
plusieurs décades, nous avons choisi d’inverser log(K.P;) au lieu de K.P;. On a donc x =
(log(K. Py), Vs, m).

3.3 Etude du probleme d’optimisation

3.3.1 Construction du point de départ et des contraintes de bord

Le probleme (3.28) est un probléme de minimisation non linéaire soumis a des contraintes de bord.
L'algorithme utilisé pour sa résolution est I'algorithme « sequential quadratic programing ». Il consiste a
minimiser a chaque étape un sous probléeme quadratique approchant le modeéle afin de déterminer l'itéré
suivant. Une description détaillée est donnée dans (Nocedal & Wright, 2006). Il s’agit d'un algorithme
d’optimisation local qui peut ne pas garantir I'obtention du minimum global. Nous en donnerons une
rapide présentation au cours du chapitre 4. Le gradient est approché a I'aide de différences finies. Ce choix
est justifié par le fait que cette méthode est plus souple d’utilisation. Plusieurs modeles ayant été testés
au cours de la these, il importait d’avoir une méthode d’optimisation générique pouvant s’adapter
rapidement a différentes modélisations. Le défaut de cette approche est qu’elle peut conduire a des
problémes numériques lorsque le gradient subit de fortes variations, mais cela n’a pas été limitant pour
notre étude. Une étude de la stabilité du probléme d’optimisation sera présentée chapitre 4.

Le point de départ de I'optimisation est construit a I'aide des informations a priori que I'on détient sur la
solution. En particulier, la valeur du facteur de cimentation m qui peut étre initialisée avec celle obtenue
par analyse des données carotte ou par analogie. Le volume de filtrat de boue peut étre estimé a I'aide
d’une géométrie piston dans lequel la formation est divisée en deux zones uniformes : une zone envahie
ayant une saturation moyenne S, jusqu’a un rayon r; et une zone vierge ayant une saturation égale a 1
(pour une zone a eau). Le volume de filtrat de boue ayant pénétré la formation peut alors étre exprimé
de la fagon suivante :

f piston . ¢. (1 = Syo). (Tiz — Tl (3.29)

Ce volume est normalisé et s’exprime en m3 /m. Enfin, aucune information n’est en général disponible a
priori concernant le parameétre K. Pd , celui-ci devra donc étre initialisé de fagon empirique.

Les contraintes sont présentes afin de garantir un sens pétrophysique a la solution. Elles permettent
notamment de garantir la positivité des 2 premiers paramétres et d’éviter d’obtenir des valeurs
aberrantes au cours de l'optimisation. Elles peuvent également restreindre la zone de recherche et
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permettre une meilleure performance de I'algorithme d’optimisation. L'intervalle de recherche
concernant le facteur de cimentation peut étre restreint a l'intervalle [1.7; 2.7]. Le volume de filtrat peut
étre contraint en utilisant un modele piston pour lequel la saturation moyenne de la zone envahie S,
serait égale a la saturation irréductible S,,;;--. On aurait alors :

— 2 2

=m.¢. (1- Swirr)- (r{ = Twewr) (3.30)

fmax

Le volume de filtrat serait alors a chercher dans I'intervalle [O, meax]. Enfin, la gamme de recherche du

parametre K. P; pour lequel aucune information a priori n’est en général disponible devra étre estimée
de maniére empirique.

3.3.2 Lignes de niveaux de la fonction colt

Nous avons représenté sur la figure 3.16 les lignes de niveaux de la fonction colt évaluée a un point de
référence pour différents parametres afin de représenter le comportement de I'algorithme lors de
I’optimisation et de justifier les choix faits quant aux inconnues a optimiser. Concernant les parameétres a
optimiser (log(K. P;),V; et m), les lignes de niveaux autour du point de référence semblent indiquer que
la fonction colt est unimodale. En revanche, lorsqu’on ajoute un parametre pétrophysique, en
I'occurrence la saturation S, et qu’on trace les lignes de niveaux pour le paramétre associé a
log(K. P;), on observe une multi-modalité trés marquée et la présence de nombreux minima locaux sur
une méme direction. Ce comportement corrobore le choix effectué pour les inconnus et montre bien la
redondance d’information portée par ces deux parametres pétrophysiques qui ne peuvent étre inversés
conjointement.
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Figure 3.16 Lignes de niveaux de la fonction co(it autour d’un point de référence. Les deux graphes du
haut et celui en bas a gauche représentent les lignes de niveaux pour les parameétres a optimiser :
log(K.Py), Vs, m. Celui en bas a droite représente les lignes de niveaux lorsque Swirr est pris en

inconnue.
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3.4 Inversion de la zone a eau d’un cas d’étude

Nous étudierons ici les résultats obtenus sur les différentes cotes d’un intervalle complet d’un puits réel.
Apres avoir présenté les principales caractéristiques de ce puits, nous présenterons les résultats
d’inversion de la zone a eau correspondant a l'intervalle d’intérét. Nous référencerons ce puits comme
étant le puits 1 et I'intervalle d’intérét 1.A.

ATED
L L FEF B2 T T oW T VOL LWAT

E N 16 [ T A0 1 iV i
L CALE RHCB R | 6 PHIE
3 DI - Tl R I | R L L T
N 3 ORI 200
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AF 0.5 WV S T WMSEC  auofo WV

Figure 3.17 Diagraphies et interprétation du cas d’étude 1.A.

3.4.1 Présentation du cas d’étude 1.A

Le puits 1 a été foré a I'aide d’une boue a huile. Il a traversé de multiples séquences clastiques composées
de sables massifs de chenaux turbiditiques et de levées avec, trés localement, quelques debris flows. Le
systeme est compartimenté par d’épais niveaux d’hémipélagites. Lorsque traversant un axe de chenal, le
net peut atteindre quasiment 100% avec une porosité effective autour de 22-25 pu et une légére teneur
en argile n’excédant jamais 5%. Des niveaux cimentés par de la calcite peuvent localement s’étre
développés — la porosité y est réduite a presque 0 sur quelques metres. Les facies de levée sont au
contraire composés de bancs sableux tres fins (de 5 m a quelques décimétres d’épaisseur), légerement
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plus argileux (jusqu’a 15%) et moins poreux (18-20 pu de porosité effective). De tels facies sont
pétrophysiquement équivalents aux sables de chenaux mais simplement plus dégradés par la présence
d’argile (méme fabrique). De multiples accumulations d’hydrocarbures ont pu étre prouvées : I’huile est
légére (0,6 — 0,7 g/cc, 1000 — 2200 Scf/Bbl, 30-40°API). L’eau posséde une salinité comprise entre 10 et 12
g/Lsur tout I'intervalle d’étude. Tous les faciés ont été reconnus soit a huile soit a eau sur la section forée.

Une acquisition diagraphique conventionnelle a été réalisée en LWD et WireLine ; le LWD n’a pas montré
d’invasion marquée alors que les résistivités WireLine, acquises quelques jours apres la fin du forage, ont
nettement mis en évidence un profil d’invasion. Des diagraphies complémentaires ont également été
acquises telles que la résonnance magnétique nucléaire (NMR) ainsi que des points de pression et tests
dynamiques (dual packer). Finalement, il est a noter que tout le matériel rocheux prélevé I'a été par
carottes latérales de paroi, localisées en profondeur a I'aide d’une imagerie électrique.

L'intérét de ce cas d’étude provident notamment du fait qu’il comporte un intervalle épais homogéne
traversant a la fois une zone a hydrocarbure et une zone a eau. L'inversion de la zone a eau pourra ainsi
directement étre utilisée pour calibrer I'inversion de la zone a hydrocarbure. De plus, de nombreuses
données complémentaires sont disponibles afin de comparer nos résultats a différentes échelles. Il s’agit
des analyses laboratoires pour les perméabilités et les pressions capillaires ainsi que des mini-tests de
pression donnant des mesures de perméabilités a plus grande échelle.

3.4.2 Résultats obtenus

L'intervalle d’intérét est un facies homogene dans la zone a eau comportant deux cent échantillons
diagraphiques réparties sur la profondeur et espacés régulierement de 15,24 cm. Toutes les cotes sont
inversées indépendamment les unes des autres en utilisant la méthode détaillée paragraphes 3.1 a 3.3.

Les résultats pour chaque parameétre (K. P4, Vr et m) sont représentés en fonction de la porosité dans les
figures 3.18,19 et 20.

Les résultats de I'inversion (indépendants pour chaque cote) montrent une corrélation entre K. P, et la
porosité effective (cf. figure 3.18) : K. P; augmente linéairement avec la porosité sur une échelle semi-
logarithmique dans les mémes proportions que les données laboratoire. Par conséquent, la distribution
des propriétés dynamiques est bien capturée par I'inversion d’un faciés, a un facteur multiplicatif prés (en
relatif mais pas en valeur absolue). Cela montre également que le terme de perméabilité dans le produit
K. P; est prépondérant par rapport a la pression de déplacement — notons en effet que I'inversion a été
effectuée sur un unique facies, d’ou la présence d’'une seule structure rocheuse avec une pression
capillaire d’entrée plutét homogene. En outre, la figure 3.19 montre que le facteur de formation inversé
est cohérent avec un facteur de cimentation de 2, valeur qui a été utilisée pour l'interprétation
conventionnelle des diagraphies. Enfin, nous pouvons observer une légere corrélation entre volume de
filtrat inversé et la porosité, ce qui semble indiquer que la quantité de filtrat pouvant pénétrer dans la
formation est liée a la qualité de la roche.
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Figure 3.18 K. P; inversé dans la zone a eau en fonction de la porosité totale (points bleus), KP,
provenant de mesures en laboratoire (carrés noirs). a. KP; correspond aux mesures laboratoires
multipliées par un facteur constant a permettant d’étre en phase avec les perméabilités inversées

(ici,a = 4).
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Figure 3.19 Facteur de formation inversé dans la zone a eau en fonction de la porosité effective. La
1

ligne verte représente le facteur de formation obtenu avecm = 2: F = pee
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Figure 3.21 K. P jinversé dans la zone a eau en fonction de la porosité effective pour A = 1.5 (points
bleus) et 4 = 0. 6 (étoiles rouges).
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Le résultat précédent concernant l'inversion est obtenu pour un choix d’index de distribution de taille de
seuils de pore arbitraire A de 1.5. Il est raisonnable de prendre la méme valeur pour tous les niveaux de
profondeur puisque le petro-facies considéré est plutot homogene et uniforme. Néanmoins, la valeur
absolue du parametre A ne peut pas étre déduite du processus d’inversion seul puisqu’il ne reste pas assez
de degrés de libertés pour la zone a eau. La figure 3.21 montre deux résultats d’inversion pour deux
valeurs différentes de 4. La méme distribution est obtenue avec différentes amplitudes de K. P;.

L'inversion doit étre lancée conjointement avec la zone a hydrocarbure pour contraindre le parametre A,
et par conséquent la valeur absolue de K. P; (cf. section suivante). Cependant, méme si il n’est pas encore
parfaitement ajusté, le résultat du K. P; inversé obtenu a chaque profondeur présente une relation de la
forme :

log(K.Py) =a,(1) +ay.¢ + az. Vo + as. Syirr (3.31)

Les résultats pourd = 1.5 sont donnés dans le tableau 3.4 et figure 3.22.

a, 0.807
a, 5.695
as -2.742
a, -1.764

Tableau 3.4 — Coefficients de la régression entre K. P; et les paramétres de la relation (3.31) obtenus
grace a l'inversion d’une invasion de boue a huile dans la zone a eau (sur un faciés unique) (R? = 0.77)

Cette relation, elle-méme non-contrainte dans l'inversion, n’est pas accidentelle. Elle est analogue aux
relations du type Woody-Wright-Johnson (WWJ) (Sgndena, 1992) :

log(Py) —a; (1) — a,.Syirr = a'.log (%) +as.Vy (3.32)
Cette forme représente le lien entre les paramétres statiques et dynamiques pour un faciés donné : les 4
coefficients ai capturent I'organisation structurelle interne du faciés (autrement dit sa fabrique) qui
controle ses propriétés dynamiques macroscopiques et donc sa capacité d’écoulement. Chaque facies est
alors entierement caractérisé par une fonction de ce type, transcrivant un continuum dans la structure
du réseau de pores sur une gamme de contenus argileux et de porosités. Il est alors possible de
reproduire toute courbe de pression capillaire pour un facies donné ( cf. figure 3.23). La comparaison avec
les données laboratoire montre une excellente comparaison sur la gamme de saturation [0,2 ; 1] V/V. La
différence sur l'intervalle [0 ; 0,2] V/V est d, d’une part, au biais naturel des données MICP sur les fortes
Pc incompatibles avec la contrainte de S, et, d’autre part, a I'absence de fortes Pc sur l'intervalle
d’étude. En soi, ce biais est négligeable quant a I’évaluation des volumes d’hydrocarbure et la prédiction
des propriétés réservoir. Dans la suite du mémoire, nous référencerons la relation (3.31) comme étant
une relation de type WWJ.
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Figure 3.22 K. P; inversé pourAd = 1.5 dans la zone a eau en fonction de la porosité effective, du
volume d’argile et de la saturation irréductible (R? = 0.77)

Pression capillaire [bar]

10°

2
10

=
o
(N

=
o
=]

N
o 0
N

2
10

10°

Ty T

T

Ty

T

r

0.1

r

0.2

r

0.3

r r r

0.4 0.5 0.6
Saturation [V/V]

r

0.7

r

0.8

r

0.9

Figure 3.23 Exemple de courbes de Pc inversée dans un méme petro-faciés (méme fonction WWIJ) avec
un contenu en argile et une porosité variables (bleu : @ = 19.5 pu, Vcl = 11.5%, K = 400 mD, rouge:
® =17.7 pu, Vcl = 19.4%, K = 170 mD). Les points noirs sont les Pc mesurées en laboratoire.
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Par conséquent, a la fin de I'inversion dans la zone a eau, une fonction de type WWIJ caractéristique d’un
facies lie les parametres pétrophysique les uns aux autres. |l faut cependant remarquer que le coefficient
a, dépend de A. Ainsi, K. P; est toujours sous-déterminé et contraint par la valeur de 1 qui est supposée
homogeéene pour chaque facies.

L'objectif de la section suivante est de tester la fonction WWJ obtenue dans la zone a hydrocarbure pour
prédire les saturations le long de la colonne et comparer le résultat obtenu aux saturations issues de
I'interprétation traditionnelle des diagraphies. Cette nouvelle phase sert a mettre a jour le modeéle
pétrophysique et résoudre des inconnues supplémentaires.

3.5 Schéma complet d’inversion

3.5.1 Apport de la zone a hydrocarbure

Aprés l'inversion de I'équilibre capillaire radial cote a cote dans le domaine envahi de la zone a eau, une
nouvelle relation vient contraindre le systéme grace a la zone a hydrocarbure dans laquelle les mémes
fonctions Pc gouvernent I'équilibre capillaire vertical a I’échelle réservoir. Il s’agit de la relation d’équilibre
hydrostatique qui s’exprime de la maniere suivante :

P (z) = H(z = FWL)(pw — prc)g(z — FWL) (3.33)

Ou H est la fonction de Heaviside, p,, la densité de I'eau, py, la densité de I’hydrocarbure, z la profondeur
verticale et FWL le niveau d’eau libre ou cote du contact eau-hydrocarbure.

Le profil de saturation verticale est alors calculé avec (3.12), ou P, est donné par (3.33) et comparé a la
saturation dérivée directement de linterprétation traditionnelle des diagraphies. Les saturations
irréductibles sont déduites de la NMR et utilisées comme contrainte. Enfin, la fonction WWIJ par facies
obtenue dans la zone a eau est utilisée pour obtenir la pression de déplacement : pour un faciés et un 1
donnés, la pression de déplacement est calculée avec I'équation (3.31) pour I'obtention de K. P; a partir
des paramétres pétrophysiques ¢, V,; et S,irr, et en corrélant P; et K. P; a I'aide d’une relation du méme
type que la relation (3.22).

Ainsi, les deux parametres que I'on peut inverser dans la zone a hydrocarbure sont A et FWL. L'inversion
est effectuée en minimisant la fonction de co(t suivante a chaque profondeur :

min ||y, (X) = Ynellz, -1 (3.34)

OU x = (A, FWL), hy,. est le modéle de saturation et yj. la saturation dérivée des résistivités. Ry, est
I’écart type de loi modélisant la saturation donnée par l'interprétation traditionnelle. Seuls deux
parametres sont inversés dans la zone a hydrocarbure, les courbes de niveaux de la fonction co(t par
rapport a ces deux parameétres nous permettront ainsi de caractériser complétement la fonction. Elles
sont représentées figure 3.24. Le probleme est ici monomodal et un algorithme de Gauss-Newton est
utilisé pour résoudre le probléme de minimisation. Celui-ci converge systématiquement vers le minimum
global.

Le résultat de I'inversion est présenté dans la figure 3.25. On peut y voir la saturation calculée a 'aide de
la solution au probléme (3.32) (en vert) et la saturation déduite uniquement de la résistivité (bleu). La
valeur inversée pour A est mise a jour a 0.7, alors que la valeur arbitraire prise pour I'inversion de la zone
a eau était de A=1.5. Les deux courbes se superposent assez bien entre elles sur tout I'intervalle ce qui
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confirme que nous avons bien un faciés homogéne a 1 unique, que ce soit dans la zone a eau ou la zone
a hydrocarbure. Cela confirme également indirectement les choix faits dans I'interprétation traditionnelle
d’utiliser des exposants m et n uniformes ainsi que le modele de correction d’argile. De plus, I'inversion
compléte a bien capturé une hétérogénéité locale présente dans le facies entre X264 et X268 m (intervalle
vert dans la figure 3.25).

X275.5
X274.5
X273.5
X272.5 ‘

X271.5

Profondeur [m]

X270.5

X269.5

X268.5

X267.5

Figure 3.24 Courbes de niveaux pour la fonction colt dans la zone a hydrocarbure. En ordonnée la
profondeur du contact huile-eau (en métre). En abscisse I'index de distribution de seuils de pores 4
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Figure 3.25 Le profil de saturation inversé (vert) par rapport a la saturation obtenue par
I'interprétation traditionnelle (bleu). Cadre vert : variation interne de faciés avec un plus grand
contenu en argile.

3.5.2 Estimation finale des parametres pétrophysiques associés a un facies
3.5.2.1 Principe

A ce stade, deux inversions ont été effectuées : une premiere dans la zone a eau, qui donne une loi de
type Woody-Wright Johnson a I’échelle d’un facies de facon relative (dépendant de A) et une seconde
dans la zone a hydrocarbure, qui donne I'index de distribution de seuil de pores moyen pour tout le faciés.
On se propose a présent de distribuer tous ces parameétres pétrophysiques cote a cote en utilisant comme
connaissance a priori les deux informations moyennes apprises aux étapes précédentes. Les parametres
a estimer sont alors ceux gouvernant les pressions capillaires (S, 4 et P;) et la perméabilité K. Les
parametres de porosité ¢ et de volume d’argile V. sont supposés connus grace aux approches
pétrophysiques traditionnelles principalement centrées sur les diagraphies nucléaires.

Grace a l'inversion de la zone hydrocarbure, nous avons pu déterminer un index de distribution de seuils
de pores A moyen pour I'ensemble du faciés. Il s’agit d’une des hypothéses principales de notre approche
dans laquelle un faciés est décrit comme un assemblage donné de constituants dont la distribution de
seuils de pores est un des parametres central décrivant la topologie du milieu poreux. Ce continuum
textural lie d’'une fagon particuliére propriétés volumétriques et dynamiques. Le parameétre A pour une
cote peut ainsi étre modélisé de la fagon suivante :

A= dpes + 6 (3.35)
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OU A, est la distribution de seuils de pores moyenne inversée a I'étape précédente et :
2
ex~N (0,05 ) (3.36)
L’écart type g; représente le degré d’homogénéité du faciés. Il peut étre fixé selon les connaissances

disponibles sur la nature de la roche. Il est pris égal a 0.1 pour ce cas d’étude, ce qui correspond a un faciées
assez homogene.

La saturation irréductible est donnée grace a la NMR. Pour une cote, on a:
Swirr = Swirrref + €5, (3.37)
Oou Swirr,ef est donné par la mesure NMR et :

eswirrNN(O' O-Sgwirr ) (338)

L'écart type o, estissu de I'interprétation de la NMR.

Dans la zone a eau, nous avons déterminé une loi de type Woody Wright Johnson valable pour I'ensemble
du faciés. Pour une cote, V,; et ¢ étant fixés, elle se présente sous la forme : log(K.P;) = a;(1) +
a,. Syirr - La figure 3.26 montre cette dépendance de log(K. P;) en fonction de A. Sur I'intervalle [0.1; 2],
qui représente la gamme de valeur généralement admissible pour ce parametre, cette dépendance n’est
cependant pas linéaire. Toutefois, en intégrant la contrainte sur A donnée par (3.35), on aboutit a une
évaluation de log (K. Pd) réduite a un intervalle de A permettant d’établir une dépendance linéaire a plus
de 95% entre les deux grandeurs. Pour notre étude, on peut alors écrire pour une cote :

lOg(KPd) = Qy + al.SwirT- + az.)l + EK-Pd (3.39)

Avec :
€xpy~N(0,0%p, ) (3.40)
€x.p, est issu du résultat de I'inversion de la zone a eau ou I'écart par rapport a la relation de type WWJ

inverseé est quantifié (cf. figure 3.27). Ce résidu est estimé par une loi normale dont I'écart type oy p, est
représentatif de la loi a I'échelle du faciés.

Enfin, le parametre P, est lié au paramétre K. P; grace a une relation de méme type que la relation (3.22).
Elle se présente sous la forme:

log(Pd) = bo + blK Pd + epd (3.41)

Avec :

ep,~N (0,05, ) (3.42)

Comme précédemment, nous avons représenté l'écart par rapport a la moyenne sous forme
d’histogramme figure 3.28. Celui-ci est ajusté sur une loi normale centrale d’écart type op .
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Figure 3.26 log (K. Pd) en fonction de A. Les points rouges représentent log(K.P;) évalué aux
points d’échantillonage de loi normale pour le cas d’étude considéré. La droite verte est
I'interpolation linéaire qui en résulte. Le segment magenta représente l'intervalle de confiance a 95%
pour la loi normale.

Nous avons ainsi présenté I'ensemble des informations a priori dont on dispose sur les paramétres que
I’on cherche a estimer a cette étape. Pour chaque cote, le vecteur des inconnus est

Swirr
A (3.43)
log(K.Py)

log(Pa)

X =

L’a priori se présente sous la forme d’une loi normale multi variée. Soient u la moyenne de cette loi et B
sa matrice de covariance, la fonction de densité de la loi s’écrit :

1 1 Tp-1
—S(x-w)'B 7 (x—pw)
X)=————e 2
p() 472 |Bl/2| (3.44)
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Figure 3.27 Histogramme représentant les occurrences du résidu de la relation liant K. Pz a A et S,,;,,
ajusté par une loi normale centrée.
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Figure 3.28 Histogramme représentant les occurrences du résidu de la relation liant P; et K. P; calé
par une loi normale centrée.
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Avec :

Swirrref (345)

_ Aref
r= ap + al-SwirrTef + aZ-/lref

by + by.(ag + a1-Swirr,,; + A2-Aref)

Sous ces hypothéses, la matrice de covariance est alors donnée par :

2 2 2
/ Uswirr 0 a;. Gswirr bl'al'aswirr \
2 2 2
0 o3 a,.o; by.a,.o; (3.46)
a,.02 a,.0;f a?.of, +a3.of + o} by.(a%.0¢, +a%.cf +02p,) ’
1+ OSyirr 2:0) 1O irr 2-0) K.Pg 10410500y 20} K.Pq
2 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2 2
bi.ay.08,,  biay.o; by.(ai.og, +aj.op +ogp,) bi. (al.aswm +aj.o5 + O'K‘pd) + 05,

Les mesures diagraphiques sont aussi gaussiennes et sont les mémes que celles qui ont été utilisées lors
des deux précédentes étapes d’inversion. Il s’agit des diagraphies de résistivités pour la zone a eau et de
la saturation issue de l'interprétation traditionnelle pour la zone a hydrocarbure. On appellera y; le
vecteur de ces mesures (i = w, h; avec y,,_ € R pour la zone a hydrocarbure et y,, € R® pour la zone a
eau) et R; la matrice de covariance associée (i = w, h avec Ry, € R pour la zone a hydrocarbure et y,, €
R5*> pour la zone a eau). De plus, le modeéle liant le parameétre aux mesures est supposé parfait que ce
soit dans la zone a eau ou dans la zone a hydrocarbure. Il est constitué par les équations (3.32) a (3.33)
pour la zone a hydrocarbure et par (3.17) a (3.25) pour lazone aeau:

yi = hi(x) + €y, (3.47)

Ou l'indice i représente une zone a hydrocarbure ou une zone a eau. La fonction de vraisemblance s’écrit
alors :

1 -1
_ —5(hi(0)-y)TR; ™" (hi(x)-y;)
X) = e 2

(2n)"2

Ou n est égal a 1 pour une zone a hydrocarbure et a 5 pour une zone a eau. Enfin, en combinant ces
hypotheses et en utilisant la loi de Bayes, la loi de densité a posteriori sur les parameétres est de la forme :

p(x|y) < p(x).p(y|x) (3.49)

Soit :

p(x|y) « =2 TB L =) —5 (0= TR (hi(0)=p0) (3.50)

Le maximum a posteriori est le point maximisant p(x|y). Il consiste ainsi a résoudre le probléme suivant :
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min || h;(x) — }’i||,23i—1 + 12— pyll5-1 (3.51)

Comme précédemment, I'algorithme sqp est employé pour mener a bien cette tache, en utilisant y, pour
itéré initial. La fonction h; n’étant pas linéaire, la densité de probabilité de la loi a posteriori n'est pas
gaussienne. Il n’existe donc pas de formule explicite permettant de donner directement la moyenne et la
covariance de cette loi. Si la fonction co(t est linéarisable autour du minimum X, il est néanmoins possible
de considérer que la distribution est approximativement une loi gaussienne. Sa moyenne serait le
minimum de la fonction co(t et sa covariance donnée par (Tarantola, 2005):

— -1
L= (HTR,'H;+B™) (3.52)

Ou H; est le modele tangent linéaire de h; pris au point X. Les courbes de niveaux autour de ce minimum
sont représentées figure 3.29. L'intervalle représenté pour chaque parameétre est compris entre les
quantiles 25 et 75 de la distribution. Les courbes de niveaux sont toutes quasi ellipsoidales. Il est ainsi
légitime d’utiliser une loi gaussienne de moyenne X et de covariance Z afin de modéliser la distribution a
posteriori.

Au terme de cette étape, nous disposons d’une estimation des parameétres pétrophysiques cote a cote et
d’une loi de probabilité modélisant leur distribution. Cette loi est gaussienne et a pour moyenne X et pour
matrice de covariance X. Les coefficients diagonaux de cette matrice peuvent étre utilisés pour donner les
incertitudes associées aux parameétres. Les corrélations entre parameétres sont quant a elles obtenues
grace a la matrice de corrélation.

Pour représenter le résultat obtenu, il peut étre utile d’échantillonner la loi ainsi obtenue et de présenter

les réalisations. Cela est aussi nécessaire pour obtenir le parametre de perméabilité K avec la distribution

K.P e . "

P—d. De telles réalisations sont représentées figure 3.30 sous forme
d

d’un histogramme pour les quatre parametres inversés d’une cote.

associée, celui-ci étant égal au ratio
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Figure 3.29 Courbes de niveaux autour du minimum de la fonction co(it pour les quatre paramétres
Swirr, 4, K.P; et Pd
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Figure 3.30 Histogrammes représentant la distribution des quatre parameétres inversés
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3.5.2.2 Résultats sur 'intervalle

La méthode explicitée au paragraphe précédent a été employée sur les cotes de la zone a hydrocarbure
de l'intervalle du cas d’étude.

Les perméabilités et pressions d’entrée P; inversées sont représentées figure 3.31 conjointement avec
les perméabilités laboratoire (plugs latéraux de paroi). Les valeurs estimées et mesurées sont conformes
et suivent les mémes tendances. Le constat est similaire en ce qui concerne les pressions de déplacement.
L'hétérogénéité intrinseque au facies est également capturée par I'inversion, avec la méme dispersion des
perméabilités qu’en laboratoire (cf. lignes pointillées). Une telle dispersion s’explique, a I'intérieur d’'un
faciés, par un changement graduel dans la structure de la roche (cf. intervalle vert dans la figure 3.25 se
situant dans la figure 3.31 autour de la ligne pointillée verte). Ce changement est visible lorsqu’on regarde
le profil de saturation vertical. Il est causé par une plus grande quantité d’argile au niveau des seuils de
pore, ce qui a pour résultat d’augmenter la saturation irréductible de maniere significative.

Le résultat pour les courbes de pression capillaire est représentée en figure 3.32 pour deux profondeurs
différentes (X861 m et X862.7 m). Les courbes de pression capillaire inversées correspondent aux résultats
obtenus sur plug en laboratoire pour une saturation supérieure a 0.4 V/V en forme et en valeur absolue.
Les incertitudes ont été calculées suivant la méthode présentée au paragraphe précédent. La différence
observée pour les basses saturations en eau peut étre expliquée par plusieurs facteurs :

e Le modele de pression capillaire n’est pas adapté sur toute la gamme de saturation. La
pression capillaire effective ne peut pas étre modélisée par un formalisme de Brook Corey
unique pour les faciés sélectionnés (systéme multi-tailles de seuils de pore visible sur la
donnée laboratoire);

e Le modele d’apprentissage est surtout sensible a de basses valeurs de pression capillaire.
D’une part, du fait que l'inversion est entrainée sur des comportements d’invasion ne
développant dans I'abord puits que des pressions relativement modérées; et d’autre part car
la zone a hydrocarbure contribue a I'inversion sur un intervalle n’excédant pas 15 m, soit 0.5
bar une fois converti en pression capillaire.

Ces remarques indiquent que la méthode d’inversion ne permet pas d’estimer les pressions capillaires en
toute situation, notamment sur une gamme absente du cas d’apprentissage. Notre approche est
principalement capable d’estimer le principal parameétre de contréle de la saturation : la pression d’entrée
si le modeéle est dominé par la zone d’eau; la saturation irréductible si la section d’apprentissage est
constituée d’un long intervalle d’hydrocarbure a saturation irréductible ; et I’exposant A si I'intervalle est
composé d’'une importante zone de transition. La différence avec les courbes de pression capillaire réelles
n’est pas un biais mais traduit simplement le manque de sensibilité des diagraphies par rapport a certains
parametres.
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Figure 3.31 Résultats pétrophysiques inversés comparés aux données laboratoire
Graphe du haut : Perméabilité inversée dans la zone a hydrocarbure en fonction de la porosité totale
(cercles bleus) ainsi que les perméabilités laboratoire (carrés rouges). Graphe du bas : Idem pour les
pressions d’entrée P inversés.
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Figure 3.32 Pression capillaire inversée : médiane (en rouge), centiles 25 et 75 (lignes bleues), centiles

5 et 95 (lignes bleues) ainsi que pressions capillaires mesurées par méthode MICP (points noirs).
Résultats pour les profondeurs X261 m (en haut) et X262.7 m (en bas)
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Pour compenser cette limitation, il serait intéressant d’appliquer notre approche sur le méme facies dans
une configuration multi-puits ou multi-réservoirs afin d’assurer une exposition et une sensibilité la plus
uniforme possible a tous les parameétres pétrophysiques. Réciproquement, cette méthode est une
opportunité unique d’évaluer la valeur ajoutée exacte de chaque source de données (diagraphies et
carotte) en pointant précisément les redondances et les manques sur chaque source de données. Cette
approche peut également aider le processus de synthése pétrophysique en proposant une couverture
compléte sur certains faciés intégrant leur variabilité interne.

3.6 Conclusion du chapitre

Nous avons présenté dans ce chapitre la méthode compléte d’inversion pétrophysique a I'échelle
d’un facies. En caractérisant I'invasion dans la zone a eau grace aux mesures de résistivités et en
modélisant le profil de saturation vertical de la zone a hydrocarbure avec un formalisme de pression
capillaire, nous avons montré qu’il est possible d’obtenir les lois pétrophysiques décrivant le
comportement du facies d’étude (voir eq. 3.31 et figure 3.31) et d’estimer les parameétres
pétrophysiques cote a cote avec une loi de probabilité associée (3.29 et 3.31). Le schéma représenté
figure 3.33 résume les différentes étapes de l'inversion.

Interprétation traditionnelle
des diagraphies

Sw: Swirr

(P: Vclr n, Rw: Rcl BQVcl: QVN: W, Swirr

A 4 \ 4

Inversion de la zone a
hydrocarbure

Inversion de la zone a eau
envahie par la boue a huile

Loi WWI relative

A 4

Ares, 10i WWlabsolue

A 4

Estimation finale des
parameétres du facies

Figure 3.33 Schéma récapitulatif du processus d’inversion
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Les deux principales hypothéses utilisées pour décrire un faciés sont les suivantes :

e Isotropie des parametres pétrophysiques

e Continuum textural statique/dynamique modélisé par une loi type WW!J pour des A; proches
d’un 4,.. moyen unique pour le facies : log(K. Pdi) =ag+ay.¢; + a3V, + az. Syirr; + s 4
ou i représente l'indice de la cote donnée d’un facies.

Sous ces hypotheses, le probléme de minimisation a résoudre est donné par :

minf) 1hw () = Yullg -1+ [1ha, () — yhcllihc—l + 1% = Ba(@ Arep)| g1

(@ Ares , \ , (3.53)

Toutes les cotes de  Toutes les cotes de Hypotheses sur le
la zone a eau la zone a facies
hydrocarbure
Oulona:
SWiTT 1 Swirrrefl
: : (3.54)
Swirr 1 SWiTTrefN
}\.1 Aref
AN /1ref
log(K.. Pay) ag + ay.¢1 + az. Vo, + az.Syipry + a4 44
X = : — :
”x(a' Aref) - :
log(K-Pay) et ag + ay. oy + a3 Ve, + az.Syirry + a4 44
log(Pa,) by + by.log(K. Py,)
log(Pay) by + by.log(K. Pg,)
Tr.ll my
my,, m;v

w

N est le nombre de cotes prises en considération dans l'inversion du faciés (zone a eau + zone a

hydrocarbure) et N,,, le nombre de cotes de la zone a eau. Nous rappelons que SWiTTrefL- est donné par la

NMR pour chaque cote et b, et b; sont les paramétres de la relation 3.22. La principale difficulté dans ce
probléme repose sur le fait que le terme représentant nos hypotheéses sur le facies dépend de parametres
qui doivent étre inversées en méme temps que sont estimés les parametres pétrophysiques cote a cote.

Notre approche a consisté a simplifier le probleme en le décomposant en deux phases. La premiere
inversion de la zone a eau donne une partie de la loi WWJ régissant le faciés (dépendante de A1) tandis que
I'inversion de la zone a hydrocarbure donne le 4.y moyen du facies ainsi que la loi WW/ finale. L’avantage
d’une telle approche est qu’elle permet d’identifier la nature de I'information que porte chaque zone : les
variations relatives de propriétés pétrophysiques dans la zone a eau et leurs valeurs absolues dans la zone
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a hydrocarbure. Le probleme peut ainsi étre résolu avec le moins de biais possible. Notre approche permet
également de visualiser les résultats d’inversion au fur et a mesure que chaque cote est inversée dans la
zone a eau, nous permettant d’avoir une idée de la solution au fur et a mesure que se déroule le processus
d’inversion.

Enfin, il faut noter que nous n’avons pas pris en compte de corrélations spatiales entre les différents
parameétres pétrophysiques a inverser. Celles-ci pourraient étre modélisées par les matrices de covariance
du probleme (3.51) avec des fonctions exponentielles (Tarantola, 2005) ou encore grace a des opérateurs
de diffusion (Gratton et al., 2013). Nous n’avons pas eu besoin d’utiliser de telles approches car les
diagraphies sont déja des moyennes glissantes et nous n’avons pas observé de discontinuités abruptes
entre des cotes adjacentes d’'un méme facies. Nous avons pu inverser les lois et parameétres
pétrophysiques d’un faciés sans ajouter de connaissance a priori autre que les deux hypotheses
susmentionnées.
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CHAPITRE 4 : ETUDE CRITIQUE DE LA METHODE D’INVERSION PETROPHYSIQUE
DES DIAGRAPHIES

La méthode d’inversion pétrophysique appliquée pour un facies homogéene épais a donné des résultats
conformes au regard des contraintes carottes disponibles (mesures laboratoires sur plugs). La méthode
développée est constituée de plusieurs briques qu’il convient de mettre a I'épreuve afin d’assurer la
robustesse du résultat d’inversion. En reprenant le schéma de la figure 3.33, les principales étapes du
processus d’inversion sont les suivantes :

e Inversion de la zone a eau envahie par une boue a huile. Cette étape fournit les lois de type WW)
décrivant le comportement pétrophysique d’un facies ;

e |nversion des profils de saturation verticaux de la zone a hydrocarbure. Cette étape permet
d’obtenir le paramétre A moyen du faciés considéré ;

e Estimation des parametres pétrophysiques locaux du facies en utilisant le résultat des deux
premieres étapes.

La premiere étape suppose de pouvoir inverser de fagon fiable les trois parametres K. Py, Vy et m pour
chaque cote de la zone a eau. L'algorithme utilisé a cette fin et présenté dans le chapitre 3 est I'algorithme
d’optimisation sqp. Nous détaillerons dans la premiere partie de ce chapitre les principaux algorithmes
d’optimisation qui auraient pu étre utilisés. Nous étudierons ensuite la stabilité de I'inversion en utilisant
I"algorithme sgp par rapport a I'itéré initial. Les performances de cet algorithme seront comparées avec
I'algorithme cmaes qui est un algorithme n’utilisant pas I'information du gradient et nous discuterons
enfin de la meilleur stratégie a adopter afin d’inverser chaque cote de la zone a eau.

Dans une seconde partie, nous lancerons le processus d’inversion sur un puits synthétique dont toutes les
propriétés et lois pétrophysiques sont connues. Les mesures seront bruitées afin de prendre en compte
I'incertitude liée aux outils dans le processus d’inversion. Le principal intérét de ce test est de vérifier la
stabilité de I'approche quant aux livrables d’inversion : lois WWJ et le parameétre A moyen.

Enfin, nous reprendrons le cas d’étude 1.A et nous lancerons I'inversion de la zone a eau en utilisant, cette
fois-ci, des saturations irréductibles estimées grace, non pas la NMR, mais les saturations de la zone a
hydrocarbure. Ce test permettra de discuter de I'importance du log NMR (rarement acquis) dans le cadre
de l'inversion pétrophysique d’un facies.

1. Etude de la stabilité de I'inversion pétrophysique

1.1 Survol des principaux algorithmes d’optimisation

Nous développons dans ce paragraphe une revue rapide des différents algorithmes d’optimisation a
disposition. L'objectif n’est pas de présenter une liste exhaustive d’algorithmes mais plutot de comparer
les différentes classes existantes, avec leurs avantages et leurs inconvénients. Certains algorithmes seront
appliqués au probleme d’optimisation sur une cote. Une discussion s’ensuivra sur la meilleure stratégie a
adopter afin de résoudre le probléme d’optimisation particulier de I'inversion d’une cote de la zone a eau
envahie par une boue a huile.
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1.1.1 Méthodes basées sur le calcul du gradient

La grande majorité des algorithmes utilisés en optimisation sont des méthodes basées sur le calcul du
gradient. Celui-ci peut étre calculé de différentes manieres : calcul de I'état adjoint, différentiation
automatique ou approximation par différences finies. Cette derniére approche a été privilégiée dans le
cadre de notre travail car elle est la plus souple d’utilisation. Elle peut cependant étre sensible au bruit
inhérent a la fonction co(t. De plus, I'information portée par le gradient n’est qu’une information locale.
Ainsi, de facon générale, les méthodes basées sur le calcul du gradient peuvent échouer a délivrer le
minimum global de la fonction si celle-ci est multimodale. Les méthodes les plus connues sont les
méthodes de type quasi-newton.

Méthodes quasi-Newton

Soit f la fonction a minimiser, la condition nécessaire de premier ordre pour obtenir un minimum de f
s’exprime comme suit, en appelant X un minimum de f :

VF@R) =0 (4.1)

Cette condition n’est pas suffisante, a moins que f soit convexe. Un point critique de f peut aussi étre un
maximum ou un point selle. La méthode la plus efficace pour résoudre ce probleme est la méthode de
Newton. Elle consiste a construire la suite des itérés (x;,) tel que :

H® (Xn+1 — Xn) = —Vf(xy) (4.2)

Ou H™ est le hessien de f au point x(™. En définissant la direction d,, = x,,;; — X,,, d,, est la solution
du systéme linéaire défini par :

HM™Md, = —Vf(x,) (4.3)

Pour que le systéeme soit bien défini, il faut que H™ soit inversible. La direction d,, ainsi obtenue est
utilisée pour mettre a jour I'itéré courant x,,. La méthode de Newton est localement convergente, avec
convergence quadratique, sous certaines conditions, notamment que le Hessien en la solution ne soit pas
singulier. Elle posséde toutefois des défauts importants (Kern, 2002): la convergence n’est pas globale,
I'algorithme n’est pas défini aux points ou le Hessien est singulier, 'algorithme ne génére pas
nécessairement des directions de descente et il faut calculer le Hessien a chaque itération et ainsi
résoudre le systeme linéaire (4.3). On peut obtenir une convergence globale de I'algorithme en utilisant
des méthodes de recherche linéaire ou des régions de confiance dans le calcul de la direction de descente.

Pour ne pas a avoir a calculer le Hessien a chaque itération, couteux numériquement, certaines méthodes
dites de quasi-Newton utilisent a la place une matrice plus facile a calculer et pouvant présenter des
propriétés intéressantes. Il existe différentes méthodes de ce type, la plus connue étant la méthode BFGS.
Cette derniére consiste a approximer directement I'inverse du Hessien BV en utilisant I’équation
sécante :

Sp = B(")yn (4.4)

Avec Sp = Xp41 — Xp €t Yn = Vf (Xn11) — VF (xp).
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La matrice B peut étre initialisée par la matrice identité et mise a jour grace a la formule suivante a chaque
itération :

T T T T (4.5)
s s SpS
B+ <I 7;yn sn)’%) B™ (1 771‘yn sny£> ; -
n“n n“n nsn

Cette matrice étant directement une approximation du Hessien, le colt de la mise a jour reste faible a
chaque itération.

Introduction de contraintes

La méthode quasi-Newton permet I'optimisation de problémes sans contrainte. Celle-ci doit étre adaptée
lorsque le probléme est soumis a des contraintes. Dans notre cas, seules des contraintes de bord sont
présentes. Il y a ainsi six contraintes d’inégalité pour chaque cote de la zone a eau a inverser. Le probleme
se présente alors sous la forme :

min f(x) (4.6)
gi(x)<0,i=1.n
g; est la contrainte i et n = 6 si trois contraintes de bord sont présentes (trois contraintes inférieures et
trois supérieures). Le Lagrangien de la fonction s’écrit alors :

L(x,2) = f(x) + Zi21 4. gi (%) (4.7)

Pour un probleme d’optimisation soumis a des contraintes d’inégalité, les conditions nécessaires
d’optimalité sont les conditions Karush-Kuhn-Tucker (KKT) et s’expriment de la fagon suivante :

VF(R) +Z{L14.Vg:;(X) =0 (4.8)
4;=0,i=1.n

La solution des équations KKT sont a la base de nombreux algorithmes d’optimisation sous contrainte. Ces
algorithmes utilisent souvent une méthode de type quasi-Newton afin de mettre a jour leurs itérés. Le
plus populaire d’entre eux est I'algorithme sqp (Sequential Quadratic Programming) qui consiste a
résoudre un sous probleme quadratique linéaire a chaque itération de I'algorithme. Une explication
détaillée de I'algorithme est donnée dans (Nocedal & Wright, 2006). Le sous probléme a résoudre a
chaque itération est construit en remplagant f par son approximation quadratique :

1
£ = £ ) + VF Gl (e = ) + 5 (= ) HF Go) (= %) @2

Ou x,, est l'itéré courant et Hf(x,) la matrice Hessienne de f au point x,. Les contraintes sont
remplacées par leur approximation affine :

9(x) = g(x,) + Vg(x,)" (x — xp,) (4.10)

En notant B I'approximation de la matrice Hessienne pour I'itéré courant et d(x) = x — x(™, le sous
probléme quadratique a résoudre a chaque itération est :

1 4,11
min Vf () @) + 5 d@)TB® d) (4.11)
g(x("))+Vg(x("))Td(x) <0
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L’algorithme sqp est également une méthode d’optimisation locale, qu’il est possible de globaliser en
utilisant des techniques de recherche linéaire ou de région de confiance.

1.1.2 Algorithmes d’optimisation sans dérivée

Les algorithmes d’optimisation sans dérivée n’utilisent pas l'information du gradient. lls ont été
développés pour résoudre des probléemes d’optimisation de type boite noire pour lesquels peu
d’information est disponible, notamment celle sur le gradient. Cette catégorie d’algorithmes est
généralement divisée en deux sous-groupes : les méthodes a bases de modéles approchés (« Model Based
Methods ») et les méthodes de recherche directe (« Direct Search Methods »). Les algorithmes
appartenant a ce premier sous-groupe approximent la fonction colt par des modeles approchés en
I’évaluant a différents points comme pour les méthodes de régions de confiance ou d’interpolation sans
dérivée présentées dans (Gratton et al., 2010) et (Conn et al., 2008).

Les méthodes de recherche directe explorent directement |'espace de recherche sans utiliser
I'information du gradient ni de modele approché. Parmi les méthodes les plus populaires, on notera les
méthodes de type directionnel pour lesquelles un échantillonnage autour du point courant est effectué
dans les directions définies dans un sous-espace particulier. Entrent aussi dans cette catégorie les
algorithmes génétiques comme I'algorithme « Particle Swarm » (Kennedy & Eberhart, 1995), ceux basés
sur des stratégies d’évolution (Hansen & Ostermeier, 2009) et les techniques de type « Branch and
Bound » (Huyer & Neumaier, 2013).

Enfin, d’autres techniques utilisées dans le cadre de I'optimisation sans dérivée se basent sur des
méthodes de lissage qui peuvent se combiner aux méthodes mentionnées ci-dessus et qui peuvent
accroitre la régularité de la fonction co(t. On pourra trouver I'exemple de tels algorithmes dans (Chen et
al. , 2013) et (Garmanjani & Vicente, 2013). Ce type de méthode n’est pas spécifique aux méthodes
d’optimisation sans dérivée et peuvent également s’appliquer aux méthodes basées sur le calcul du
gradient.

Algorithme cmaes

Parmi les méthodes les plus connues pour résoudre les problemes d’optimisation sans gradient, figure
I'algorithme « Covariance Matrix Adaptation Evolution Strategy » décrit dans (Hansen & Ostermeier,
2009). Nous en avons donné la variante principale (algorithme 4.1).

Les principales étapes de I'algorithme sont les suivantes :

1. Une population de points est échantillonnée depuis une distribution normale de moyenne X;,cqn
et de covariance g?C
La moyenne X, est ré-estimée a partir d’une recombinaison pondérée des y meilleurs points.
Les vecteurs de cumulation p, et p,; sont mis a jour

4. Les parameétres de la distribution C et o sont mis a jour

Nous utilisons une version modifiée de I’algorithme afin de prendre en considération le probléme des
contraintes de bord (Diouane et al., 2015).
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n : dimension du probléme

A : taille de la population parents

u : taille de la population enfants. u = BJ

W : poids de recombinaison,

W = [ln (AZLI) —1In(1),In ('1%1) —In(2),...,In (/1%1) — ln(,u)]T

W, : variance effective

_ @l w)

w m 2
Zl':lwi

4+, . hywt2 c = 2
N+4+2E2 7 70 T gy 457 L T 4 13)2 4,

Parameétres de cumulation : ¢, =

. ”W_2+,% ty—1
Cll = min 1—C1,2.m ,d6:1+2.max 0, m—l

Initialisation : x,,,,, € R",0 € R,C € R"™",p;, p, € R"
Tant que « non convergence » faire

Pouri = 1... A faire

yi ~N(0,0)

Xi < Xmoy +0.y;

fi < f(xp)

fin
u
Xmoy < Ki=1 WiX; 3

u
Yw < Zi:l Wiyi A

be < (1 - Cc)'pc + 1{||pa||<1,5ﬁ}\/1 - (1 - Ca)z'l’lw-yw

1 _1
Ps < (1 - Ca)-pa +;\/1 - (1 - Ca)z-/'l-w c 2Yw

Ce(1—c1—6).CHapnl + 6 Bl wiyiadia

¢y ( lIpol
g o.exp (Z (E||N(o,1)|| - 1)>

fin

Algorithme 4.1 : version standard de cmaes
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1.2 Sensibilité de I'algorithme sqp par rapport au point de départ

Pour valider la stabilité de la solution apportée par I'algorithme sqp, un modeéle synthétique a été réalisé.
Celui-ci a été élaboré pour une porosité de 20 pu, un produit K. P; de 5 mD.atm, un volume de 0.1 m3/m
et un facteur de cimentation m de 2.2. Des diagraphies de résistivités ont été simulées a partir de ce
modele. Le point annulant la fonction colt est ainsi x4, = (l0g(5),0.1,2.2). L'objectif est d’étudier la
sensibilité de la solution du probleme d’optimisation a I'itéré initial de I’algorithme. Notre test consistera
a vérifier si I'algorithme d’optimisation converge bien vers X, a partir de différents points de départ.
Ces derniers sont construits a partir des valeurs représentées dans le tableau 4.1 pour chaque paramétre.

K.P; [md.atm] Vr [m?] m
0.1 0.07 1.9
1 0.13 2.2

10 0.03

100 0.16

Tableau 4.1 Parameétres correspondant aux trois degrés de liberté

Le parameétre m peut s’étendre sur une gamme de valeurs assez réduite et est donc moins représenté
que les deux autres parametres. Il y a ainsi 32 différents points de départs possibles a partir du tableau 2
pour lesquels nous allons lancer I'optimisation. Le résultat de ces différents tests est représenté tableau

4.2.

K.P; [mD.atm] Ve [m3/m] m Fonction Norme du Nombre
colit gradient d’évaluations
0.1 0.07 1.9 19.23 1.10 58
0.1 0.07 2.2 39.48 0.0007 35
0.1 0.13 1.9 13.27 1.10 56
0.1 0.13 2.2 92.83 1.10 56
1 0.07 1.9 0.00 0.00 120
1 0.07 2.2 0.00 0.00 95
1 0.13 1.9 0.00 0.00 87
1 0.13 2.2 0.00 0.00 133
10 0.07 1.9 0.00 0.00 138
10 0.07 2.2 0.00 0.00 142
10 0.13 1.9 0.00 0.00 75
10 0.13 2.2 0.00 0.00 115
100 0.07 1.9 0.00 0.00 87
100 0.07 2.2 0.00 0.0002 127
100 0.13 1.9 0.00 0.0024 194
100 0.13 2.2 0.00 0.0005 100
0.1 0.03 1.9 13.32 1.31 102
0.1 0.03 2.2 2.43 13.72 182
0.1 0.16 1.9 9.20 1.10 56
0.1 0.16 2.2 8.73 1.10 96
1 0.03 1.9 0.00 0.0002 109
1 0.03 2.2 0.00 0.0005 101
1 0.16 1.9 0.00 0.0003 175
1 0.16 2.2 0.00 0.0052 164
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K.P; [mD.atm] Ve [m3/m] m Fonction Norme du Nombre
colt gradient d’évaluations
10 0.03 1.9 0.00 0.0015 113
10 0.03 2.2 0.00 0.0004 80
10 0.16 1.9 0.00 0.0030 130
10 0.16 2.2 0.00 0.0001 97
100 0.03 1.9 0.00 0.0021 130
100 0.03 2.2 0.00 0.0004 86
100 0.16 1.9 0.00 0.00 91
100 0.16 2.2 0.00 0.0038 134

Tableau 4.2 Résultats de 'optimisation avec les 32 points de départs différents.

On constate que I'algorithme converge vers la solution de référence dans tous les cas a I'exception de
ceux pour lesquels le parametre K. P; est initialisé a 0.1 mD.atm, probablement a cause de minima locaux
(cas 2 pour lequel la norme du gradient est quasiment nulle) ou d’un probleme de convergence de
I"algorithme (celui-ci peut ne pas trouver un bon pas lorsque le point courant est dans une région tres
éloignée de celle du minimum). Pour chacun de ces cas, la fonction colt est relativement élevée. Nous
allons discuter ce point plus en détail dans le prochain paragraphe dans lequel nous comparerons cet
algorithme basé sur le gradient avec I'algorithme sans gradient cmaes.

1.3 Comparaison entre méthode avec gradient (sgp) et méthode sans gradient

(cmaes)

Dans le cas synthétique développé au paragraphe précédent, nous avons vu qu’il existait des points de
départ pour lesquels I'algorithme sqgp n’aboutissait pas a la bonne solution. Si ce phénomene se répétait
trop souvent lors de I'inversion d’une zone a eau par exemple, cela pourrait fausser les lois WWJ dérivées
et impacter I'estimation finale des paramétres. Il peut ainsi étre intéressant de comparer les performances
de l'algorithme sqgp a celles d’'une méthode globale et plus particulierement sur les cas posant probleme.
De telles méthodes permettent d’obtenir le minimum global avec plus d’assurance qu’avec une méthode
locale. Nous avons choisi d’appliquer l'algorithme cmaes pour optimiser la cote synthétique du
paragraphe 1.2 en utilisant le point de départ x, = (log(0.1),0.13,2.2) — point ayant la plus forte valeur
de fonction colt lors des tests avec sqp. Les parameétres d’entrée utilisés sont les suivants :

n 3
A 100
u 50

Tableau 4.3 Parameétre d’entrée utilisés pour I'algorithme cmaes

L'algorithme cmaes a convergé vers le minimum attendu, mais au prix d’'un nombre d’évaluations de la
fonction co(t extrémement important. La valeur de cette derniére en fonction du nombre d’évaluations
au cours de I'exécution de I'algorithme est représenté en bleu figure 4.1. La majorité de la décroissance
de la fonction se fait au cours des premiéres itérations de I'algorithme, puis de facon tres lente jusqu’a
I’obtention du minimum. Ce comportement est typique des algorithmes stochastiques sans calcul du
gradient qui convergent généralement tres progressivement. Une stratégie intéressante pourrait alors
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étre de coupler cmaes a un algorithme de type quasi-newton qui sont connus pour pouvoir converger plus
rapidement. Nous avons représenté sur la méme figure le comportement de I’algorithme sgp lorsqu’il est
lancé a partir du point départ x, ou a partir d’'un point correspondant a la 15°™ itération de I'algorithme
cmaes en rouge. Pour rappel, l'algorithme sqp n’avait pas convergé par lui-méme dans cette
configuration mais a réussi a atteindre la solution tres rapidement quand il vient en relais de cmaes.

4
10 T T T T T e L
sgp+cmaes
sqap
2 cmaes
10 - .

Fonction codt
'_\
o
o
li

[EY
Ol
N
1

10 : t o occccf : t - o occccf : R teccf

10° 10" 10° 10° 10"
Nombre d'évaluations de la fonction codt

Figure 4.1 Evolution de la valeur de la fonction coiit selon le nombre d’évaluations de la fonction
durant I’exécution de I’algorithme d’optimisation pour 3 scénario différents : algorithme sqp seul,
algorithme cmaes seul et combinaison de sqp et cmaes.

1.4 Stratégie de type multi-start pour l'inversion d’'une cote de la zone a eau

Nous avons vu que l'algorithme sqp pouvait ne pas converger vers le bon minimum lorsque le point de
départ est trop éloigné de la solution. Cependant, en combinant I'algorithme cmaes, qui explore au début
de son exécution un vaste domaine de I'ensemble de recherche, a I'algorithme sgp, nous avons pu
converger vers le bon minimum avec un co(t bien moindre que I'algorithme cmaes seul. Aussi, en vue
d’améliorer les performances globale de la recherche de solution tout en se préservant des minima locaux,
a-t-on abandonné I'algorithme cmaes et proposons, en remplacement, d’explorer directement I’'ensemble
de 'espace de recherche a I'aide d’une stratégie de type multi-start.

L’espace de recherche est échantillonné de facon réguliere et la fonction co(t est évaluée en chacun de
ces points. Le point de départ retenu pour I'optimisation avec I'algorithme sqp sera alors le point qui
donne une valeur pour la fonction co(t la plus faible possible. A titre indicatif, pour le cas synthétique pris
en considération dans cette partie, avec le méme échantillonnage qu’au paragraphe précédent pour le
choix du point de départ, il y a 32 évaluations de la fonction colt pour différents points de départ et cent
évaluations pour la bonne convergence de I'algorithme sqp. Le nombre d’évaluations totales nécessaires
sera ainsi inférieur a celui demandé pour les algorithmes cmaes et cmaes + sqp. Cette stratégie pourra
étre employée sur plusieurs cotes représentatives de la zone a eau afin de choisir le meilleur point de
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départ pour l'inversion de I'ensemble de I'intervalle d’étude. Elle pourra étre de nouveau appliquée aprés
une premiére inversion spécifiquement pour les cotes qui ont rencontré des problémes de convergence.

2. Etude de la sensibilité de I'inversion pétrophysique

Aprés avoir analysé le comportement de I'optimiseur au regard de |a stabilité du probléme d’optimisation,
nous cherchons a étudier dans cette partie la sensibilité de I'inversion quant a la recherche des grandeurs
pétrophysiques qui nous intéressent. Pour ce faire, nous travaillerons avec un puits synthétique, dont les
lois et parameétres pétrophysiques sont connus, d’abord pour la zone a eau puis pour la zone a
hydrocarbure.

2.1 Présentation du puits synthétique

Le puits modele est composé de 200 cotes dans la zone a eau et 132 cotes dans la zone a hydrocarbure.
Les principales propriétés pétrophysiques de ce puits sont présentées figure 4.2 a 4.4 et nous donnons
sous forme de tableau les quantiles des distributions suivies par ces propriétés :

Quantile 5%

Quantile 25%

Quantile 50%

Quantile 75%

Quantile 95%

¢ [V/V] 0.1661 0.2181 0.2517 0.2857 0.3390
Ve [V/V] 0.0581 0.0850 0.1027 0.1174 0.1553
Swirr [V/V] 0.0477 0.1369 0.2015 0.2674 0.3749
A 1.2095 1.3745 1.5148 1.6152 1.7800

Tableau 4.3 Quantiles des distributions des principales propriétés pétrophysiques du puits
synthétique

Le puits est constitué d’un seul facies qui est décrit par une loi de type WWIJ : log(K.P;) = a; + a,¢ +
a3Vcl + a4SWirr-

a, 1
a, 5
as -2
a, -2

Tableau 4.4 Loi WWI choisie pour le puits synthétique

Cette loi WWJ est supposée valide a un bruit gaussien pres. Les facteurs K. P; sont donc engendrés en
ajoutant un bruit gaussien de moyenne nulle et de variance o, ,. Nous avons pris ici oxp, = 0.2, valeur
comparable a ce qui a été observé pour le puits 1.A. Les facteurs K. P; synthétiques ainsi obtenus sont
comparés a la loi WWI figure 4.3. De méme, les perméabilités K et pressions de déplacement P; sont
obtenues en utilisant la relation 3.22 : log K = by + b;.log K. P; et en y ajoutant un bruit gaussien de
moyenne nulle et de variance gy, avec oy = 0.4.
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Les diagraphies de résistivités ainsi que les saturations dans la zone a hydrocarbure peuvent ensuite étre
simulées a partir de ces parameétres synthétiques. Le modele utilisé pour cette simulation est celui décrit
au chapitre 3. Ces mesures sont bruitées afin de prendre en compte l'incertitude inhérente aux outils
diagraphiques pour les mesures de résistivité et a I'interprétation pour les saturations.

Enfin, il faut noter qu’un bruit gaussien de moyenne nulle et de variance g, _a été ajouté aux saturations
irréductibles vraies, représentées sur I'histogramme de la figure 4.2 afin de prendre en compte
I'incertitude propre liée a I'outil NMR, et ce, lorsque les saturations irréductibles sont utilisées pour
I'inversion de la zone a eau et de la zone a hydrocarbure.
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Figure 4.2 Occurences des paramétres pétrophysiques du puits synthétique
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Figure 4.4 A gauche, diagraphies de résistivités simulées dans la zone a eau et, a droite, saturation en
eau (bleu) et saturation irréductible (vert) dans la zone a hydrocarbure
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2.2 Résultats de sensibilité de I'inversion pétrophysique zone a eau

Les deux cent cotes de la zone a eau du puits synthétique ont été inversées en employant la méthode
décrite au chapitre 3. Pour une cote i, le point de départ a été choisi systématiquement a x, =
(log(K.Pg4;),0.1,2.2), ou K.Py; est le facteur K.P; vrai pour la cote i. Le point de départ est ainsi
volontairement choisi proche de la solution attendue, I'objectif de ce test étant principalement de tester
la résilience de linversion au bruit de mesure sur les diagraphies de résistivités et non pas les
performances de I'optimiseur déja testées a la partie précédente.

Les résultats inversés en termes de facteurs K. P; sont comparés aux valeurs synthétiques a la figure 4.5
ou I'on constate une trés bonne corrélation (R?=0.86). Le résultat de ce test indique que le processus
d’inversion développé n’est pas chaotique : des mesures bruitées ne provoquent pas de perturbation trop
grande des parameétres inversés.
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Figure 4.5 Comparaison entre facteurs K. P; inversés et facteurs K. P ; synthétiques

Dans un deuxieme temps, les parametres inversés de la loi WW)J sont présentés sur le tableau suivant
(colonne 3) a coté des parametres attendus (colonne 2).
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a, 1 0.89
a, 5 5.43
as -2 -2.20
a, -2 -1.83

Tableau 4.5 Loi WW!| vraie (au milieu) et loi WWI inversée (a droite)

Outre la bonne cohérence globale des parametres issus d’une inversion compléte bruitée sur I'ensemble
des 200 cotes, un test complémentaire a été réalisé visant a comparer la loi WWJ dérivée de I'inversion
avec le modele synthétique, et ce, en fonction du nombre de cotes considérées pour l'inversion. Le
résultat de ce test est représenté figure 4.6. Pour le cas synthétique développé ici, il faut une quarantaine
de cotes (soit un intervalle de 6 m d’épaisseur) pour que I’erreur relative entre la loi inversée et la loi WW)
vraie soit inférieure a 10% et une dizaine (soit 1,5 m d’épaisseur) pour qu’elle soit inférieure a 20%. Un
nombre assez réduit de cotes dans la zone a eau peut donc suffire a donner des lois stables et
représentatives de type WWIJ avec une bonne capacité prédictive. L'enjeu majeur de l'inversion
concerne donc plutét la représentativité de la zone a eau en termes pétrophysiques que son épaisseur
intrinseque (mémes facies présents dans les zones a eau et a hydrocarbure).
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Figure 4.6 Ecarts relatifs moyens entre K. P; obtenus par la loi WWIJ inversée et K. P; dérivés de la loi
WWI synthétique en fonction du nombre de cotes considérées pour I'inversion
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2.3 Résultats de sensibilité de I'inversion pétrophysique zone a hydrocarbure

Il convient a présent de mettre a I'épreuve la seconde étape du processus d’inversion, a savoir I'inversion
en zone a hydrocarbure, permettant d’obtenir I'exposant capillaire A moyen d’un facies.

Le modele synthétique de zone a hydrocarbure avec ses saturations et saturations irréductibles est
représentée figure 4.7. Les saturations ont été simulées avec un parameétre 1 moyen de 1.5 ce qui aboutit
a une zone de transition assez fine, environ 4 metres, entre les cotes 1000 m et 996 m. Cette configuration
permet ainsi de tester l'inversion dans des conditions réalistes et plutdot contraignantes. La méthode
utilisée pour inverser est la méme que celle présentée au chapitre 3. Les deux inconnues sont la hauteur
d’eau libre et le paramétre A moyen du faciés. La loi WWJ obtenue dans l'inversion de la zone a eau (3™
colonne du tableau 4.5) est utilisée pour le calcul de P; a chaque cote. Le A moyen estimé est alors de
1.65, ce qui correspond a erreur relative de 10% au regard de la valeur attendue, et ce, malgré la faible
épaisseur de l'intervalle d’inversion (4 m).

Nous avons fait ressortir les différents profils de saturation verticaux figure 4.7. Nous pouvons notamment
constater que l'information permettant d’estimer le parametre A est contenue essentiellement dans la
zone de transition. Au-dessus de cette zone, saturations, saturations irréductibles et saturations inversées
sont naturellement toutes confondues. Aucune information concernant le paramétre A ne peut en étre
extraite dans la mesure ou lambda représente la courbure des courbes de pression capillaire. Pour illustrer
ce fait, nous avons représenté en ligne pointillée le profil de saturation vertical correspondant aux
parametres pétrophysiques moyens de la zone a hydrocarbure. On note que la saturation devient
rapidement constante au-dessus de la zone de transition.

La présence d’une zone de transition nette au pied de la colonne a hydrocarbure est donc indispensable
afin d’obtenir une estimation fiable du facteur A moyen pour un faciés. En pratique, disposer d’un tel
intervalle pour chaque faciés reléve plus de I'exception que de la régle (par exemple, absence de réservoir
aux cotes du contact entre eau et hydrocarbure). De fait, le facteur limitant relatif a I'estimation du facteur
capillaire n’est pas I'inversion en elle-méme mais I'existence, pour chaque facies, d’'une zone de transition
exploitable. En son absence, il sera nécessaire de développer d’autres stratégies d’inversion. Nous
présentons un exemple sur un cas d’application au chapitre suivant en intégrant d’autres sources de
données.
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Figure 4.7 Saturations sur une zone a hydrocarbure synthétique. En bleu : la saturation vraie. En
rouge : la saturation irréductible vraie. En vert : la saturation inversée avec un A moyen. En pointillés :
la saturation vraie obtenue en prenant la moyenne des parameétres pétrophysiques pour I'intervalle
hydrocarbure.

On tire des résultats précédents que la présence d’une zone de transition est indispensable a I’estimation
du parameétre A mais que son épaisseur n’est pas un élément extrémement limitant. De fait, pour un faciés
donné, le probleme se pose désormais sous les termes suivants : quelle probabilité a-t-on de trouver le
faciés positionné convenablement au regard du contact eau-hydrocarbure? Dit autrement, quelle part de
la zone de transition contribue le plus a I'estimation du parametre 1 ? A cet effet, deux tests ont été
développés. Le premier consiste a choisir un intervalle de 5 cotes successives (soit une épaisseur d’environ
75 cm) en haut de la zone de transition, lancer I'inversion sur l'intervalle, puis faire coulisser le segment
d’une cote vers le bas de proche en proche. Nous avons répété le procédé jusqu’a ce que l'intervalle
atteigne le bas de la zone de transition. L'écart relatif entre le paramétre A inversé et le A vrai pour
chacune des configurations a ainsi été évalué. Le résultat est représenté en bleu figure 4.8, en fonction de
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la distance du centre de l'intervalle vis-a-vis du contact (FWL). L'inversion a donné de bons résultats, avec
un écart relatif globalement inférieur a 20%, lorsque l'intervalle est a moins de 2 métres du niveau d’eau
libre. Cette distance correspond a 50% de |'épaisseur de la zone de transition. Cette information peut étre
d’une grande aide pour conditionner les approches traditionnelles de calage diagraphique sur profils Pc
afin de savoir s’il est possible d’obtenir une bonne estimation du parameétre A a partir de la zone a
hydrocarbure. 1l semble qu’il suffise un intervalle relativement fin (dans ce cas 75 cm soit 15% de
I’épaisseur de la zone de transition) présent dans la moitié inférieure de cette zone et donc proche du
point de contact, afin d’obtenir une estimation fiable du parametre A.

Il est toutefois possible d’obtenir une meilleure estimation de A si nous disposons par ailleurs de
contrainte sur la position du contact. Le niveau d’eau libre peut généralement étre estimé a I'aide des
mesures de pression, a une incertitude prés. En supposant que cette incertitude soit gaussienne, on a:

FWL = FWLref + EFWL (412)
Avec:

epwr~N (0, O-I%WL )
(4.13)

Le probléme a résoudre serait alors :

(4.14)

1
. _ 2 _ 2
i Ara (0 = Yhellg, - + e [|FWL = FWLys||

1

Le terme [|FWL — FWLrefH2 est la pour représenter I'information a priori sur le niveau d’eau libre

oFwi
FWL et peut étre considéré comme un terme de régularisation. L'information a priori peut également se
présenter sous la forme d’une estimation de la cote du point de contact :

Ze = Zepop T €5, (4.15)
ou Ze,or est I'estimation de la cote du point de contact eau/hydrocarbure et €2, I'incertitude associée,

gu’on suppose aussi gaussienne :
€,,~N(0,072. ) (4.16)

A la cote correspondant au point de contact, la pression capillaire est égale a la pression de déplacement
Pd|z .FWL et Pd|z sont donc reliés par :
c c

Pd|zc = (pw - phc)g(zc — FWL) (4.17)
Comme nous I'avons vu dans le chapitre 3, Pd|z est déterminé par la connaissance de A a une incertitude
pres :
Pd|zc = Pd“’f|zc 1) + ep, (4.18)
Avec:
ep,~N (0,05, ) (4.19)

L’estimation a priori du niveau d’eau libre FWL est alors donnée par :
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Parer, @ (4.20)
FWL=—"<—+7 + €
(ow —Prc)g T
Avec :
o2 (4.21)
e~N1 0, _Pa + g2

(pw — prc)?g? %

Le probleme a résoudre serait alors :

) 2 (4.22)
. _ 2 _
eI, W () = Yiell 1+ — WL = Gon=prdg T 7erer

- a + 0—2
(bw — Prc)?g? ~ o=

Nous avons testé cette derniére version suivant le méme protocole que celui décrit plus haut, avec un a
priori sur la cote du contact z.. Le résultat est représenté en rouge figure 4.8. On constate que, peu
importe la position de I'intervalle par rapport au niveau d’eau libre FWL, I'écart relatif entre A inversé et
vrai A est faible, globalement inférieur a 20%. Cela confirme les conclusions obtenues : I'information
nécessaire pour obtenir une bonne estimation du paramétre A moyen pour un facies se trouve proche du
point de contact. Avoir un a priori sur la position de cette cote peut donc grandement aider a I'inversion
du niveau d’eau libre FW L et du paramétre A. On peut noter ici que la zone de transition est assez fine,
d’une épaisseur d’environ 4.5 metre, ce qui correspond a un faciés de bonne qualité. La position du point
de contact z. y est alors trés visible a I'aide des seules saturations dérivées des diagraphies, I'incertitude

By Y

étant alors seulement due a I'épaisseur d’une cote, correspondant a 0.1524 m. Le parameétre

correspondant au parametre de régularisation ————————sera alors élevé et I'importance du terme
Pq 2

(bwrneSa? o2
de régularisation sera grande, ce qui peut compenser le manque d’information portée par le premier
terme du fait de la finesse de la zone de transition. A I'inverse, si la zone de transition est épaisse, alors
I'incertitude relative a la position du point de contact sera élevée et donc le parameétre de régularisation
faible. Le premier terme sera alors prépondérant, celui-ci portant I'essentiel de I'information du fait de
|’épaisseur de la zone de transition.

Nous avons enfin réalisé un second test, qui consiste a évaluer la distance moyenne nécessaire entre deux
cotes de la zone de transition afin d’avoir une bonne estimation du parametre A. Nous avons d’abord pris
les deux extrémités de la zone de transition, puis rajouté des points au fur et a mesure jusqu’a ce que la
zone de transition soit completement discrétisée. Le résultat en terme d’écart relatif entre A inversé et A
vrai, avec ou sans parametre de régularisation, est représenté figure 4.9. L’écart relatif est inférieur a 10%
pour une distance moyenne entre cotes de 0.5 métre et a 20% pour une distance de 1 metre. L’apport du
terme de régularisation est assez marginale, bien qu’il permette une meilleure convergence lorsque la
distance moyenne entre cotes est supérieure a 1 metre. Ce test nous renseigne sur I'épaisseur minimale
doivent posséder les bancs d'une zone de transition lorsqu’une inversion de type géométrique est
effectuée (voir chapitre 2) afin de garantir une bonne estimation du paramétre A. Dans, ce cas, elle doit
étre d’environ 0.5 meétre, ce qui correspond a environ 10% de I'épaisseur totale de la zone de transition.
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Figure 4.8 Ecart relatif entre A inversé et A moyen en fonction de la distance au FWL. En bleu sans
terme de régularisation et en rouge avec terme de régularisation
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Figure 4.9 Ecart relatif entre A inversé et A vrai en fonction de la distance moyenne entre 2 cotes
utilisées pour l'inversion. En rouge avec terme de régularisation et en bleu sans terme de
régularisation
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3. Sensibilité aux saturations irréductibles

Jusqu’a présent, le parametre de saturation irréductible a toujours été estimé indépendamment du
processus d’inversion via une source externe de données (interprétation des diagraphies NMR).
Cependant, I"acquisition de ce type de diagraphie n’est pas toujours garantie et il peut se présenter de
nombreux cas pour lesquels cette mesure manque. La saturation irréductible étant un parameétre pour
lequel les inversions sont assez sensibles, il est important de pouvoir fixer ou contraindre ce parameétre.
(Buckles, 1965) proposa une méthode empirique pour obtenir une estimation des saturations
irréductibles. Porosité et saturations irréductibles seraient reliées de la facon suivante :

& Swirr =C (4.23)
Ou C est une constante pour chaque type de roche. La qualité pétrophysique de la roche serait d’autant
meilleure que la constante est faible. La relation précédente peut étre affinée en introduisant un exposant
a la porosité afin de se donner plus de liberté dans le calage des saturations irréductibles. La saturation
irréductible peut ainsi étre estimée de la facon suivante :

= c (4.24)
wirr ¢b

Cette contrainte étant posée, la principale difficulté consiste alors a identifier les zones pour lesquelles la
saturation dérivée des résistivités est suffisamment proche de la saturation irréductible pour permettre
un apprentissage. L'exposant de cimentation m ayant peu d’impact sur la saturation en sommet de
colonne, un apprentissage sur les résultats bruts de saturation peut étre envisagé. La figure 4.10 présente
pour le cas d’application du puits 1.A les saturations déduites des résistivités en fonction des porosités
d’'un méme faciés dans la zone a hydrocarbure. Les points rouges représentent les points en sommet de
colonne et pour lesquelles se dessine une relation hyperbolique entre saturations et résistivités. En
assimilant ces saturations aux saturations irréductibles, il est possible d’estimer les coefficients C et b de
la relation 4.10. Pour ce cas, nous avons obtenu (R?=0.83) C = 3.6 1073 et b = —2.9. La relation ainsi
obtenue est représentée sur la figure en vert. L'intervalle 1.A étant un faciés épais et assez homogene,
I’estimateur de Swirr est applicable a I'ensemble des cotes de l'intervalle, que ce soit dans la zone a
hydrocarbure ou dans la zone a eau.

L'inversion de I'invasion dans la zone a eau peut ensuite étre menée sans avoir recours a la diagraphie
NMR mais en intégrant les saturations irréductibles obtenues par I’estimateur de Buckles. Les résultats en
termes de facteurs K. P; sont alors comparés avec ceux inversés en utilisant la saturation irréductible
NMR aux figures 4.11 et 4.12. Les résultats sont globalement satisfaisants et proches quelque soit la
méthode. Cependant, on constate que les K. P; obtenus via les saturations irréductibles estimées sont
globalement inférieurs a ceux liés a la NMR. Ce comportement provient d’'une surestimation des
saturations irréductibles par I'estimateur. Ce dernier a en effet été ajusté sur les saturations en sommet
de colonne a hydrocarbure. Toutefois, comme toute grandeur asymptotique, la saturation réelle ne fait
qgue surestimer la saturation irréductible, d’ou le biais de construction constaté sur I'estimateur de
Buckles. Il faudrait pour ce faire introduire dans I'apprentissage des facteurs de pondération fonction de
la distance au contact et diriger la régression non pas sur le comportement moyen mais plutét sur un
qguantile. Pour plus de pertinence, les poids et facteurs d’apprentissage peuvent étre ajustés sur un cas
donné disposant d’'une mesure NMR et exploités ensuite sur tous les puits dépourvus de cette diagraphie.
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Figure 4.10 Saturations en fonction de la porosité dans la zone a hydrocarbure. En rouge les points en
sommet de colonne, considérés comme proches de la saturation irréductible. En vert la relation entre
saturation irréductible et porosité obtenue par régression pour les cotes rouges
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Figure 4.11 Comparaison des K. P; inversés avec la saturation irréductible calculée a partir de lois
type Buckles et avec la saturation irréductible NMR en fonction de la porosité effective
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Figure 4.12 Comparaison entre K. P; inversés a partir de la saturation irréductible issue de loi type
Buckles et avec NMR

4. Conclusion

Ce chapitre traite de la sensibilité des différentes composantes du processus global d’inversion présenté
au chapitre 3. Pour le cas de I'inversion d’une cote de la zone a eau par une boue a huile, nous proposons
une stratégie de type multi-start pour mener a bien I'optimisation. La fonction colt est évaluée a
différents points couvrant 'intervalle de recherche et I'algorithme d’optimisation sgp est lancé au point
correspondant au minimum de ces évaluations. Cette stratégie peut étre appliquée une premiére fois
pour quelques cotes de I'intervalle afin de trouver le meilleur point de départ global pour I'ensemble de
la zone a eau, puis une seconde fois pour traiter les cotes qui n’ont pas réussi a étre optimisées au cours
de la premiére inversion.

Dans un deuxiéme temps, la robustesse de I'inversion sur un puits synthétique a été discutée. Nous avons
pu observer une bonne fiabilité des résultats d’inversion en lois WWJ dés lors que le nombre de cotes
prises en considération devient supérieure a 10% de I'intervalle d’étude, soit pour notre cas d’étude une
zone a eau d’environ 6 metres d’épaisseur minimum. L’enjeu majeur concerne la bonne représentativité
de la zone a eau au regard des facies d’intérét de la zone a hydrocarbure.

Enfin, I'inversion conditionnée d’une zone a eau a partir des saturations irréductibles estimées sur une
zone a hydrocarbure aboutit a des résultats comparables a ceux obtenus avec la NMR a condition de
disposer d’un intervalle hydrocarbure suffisamment conséquent. La diagraphie NMR ne semble donc pas
indispensable dans le cadre de I'inversion pétrophysique mono-facies mais assure fiabilité et cohérence
des résultats, notamment pour conditionner I'apprentissage des saturations irréductibles pour d’autres
puits. Le processus global d’inversion qui a ici été mis a I'épreuve ne traite que du cas mono-facies, le
chapitre suivant indiqgue comment les configurations multi-faciés sont traitées dans notre approche.
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CHAPITRE 5 : EXTENSION DE LA METHODE VERS UNE INVERSION MULTI-
FACIES

Le processus d’inversion décrit au chapitre 3 a été développé pour résoudre le comportement
pétrophysique d’un facies, homogene et présent a la fois dans une zone a eau et dans une zone a
hydrocarbure. Un tel champ d’application est au final assez limité et retire son caractere généralisable a
I"approche. Nous présentons dans ce dernier chapitre une série de tests d’inversion complémentaires
appliqués a deux autres cas d’étude. Le premier est un cas tiré du méme puits qu’au chapitre 3 mais
présentant une hétérogénéité texturale plus marquée. Le second est un intervalle composé de deux facies
aux comportements pétrophysiques bien distincts. Nous allons ainsi démontrer les performances du
processus d’inversion et présenter les adaptations pratiques qui ont d( étre apportées afin de prendre en
compte l'originalité pétrophysique des deux puits et généraliser I'approche.

1. Cas d’application 1.B : Inversion pétrophysique sur un facies hétérogene

L'inversion pétrophysique développée dans le cadre de notre étude nécessite une invasion par le filtrat
de boue bien marquée et qui soit capturée par les diagraphies de résistivités. Cette condition est
fréquemment remplie dans des intervalles réservoirs épais et peu argileux, comme pour le cas d’étude
1.A. Cependant, il peut étre trés intéressant d’appliquer notre méthode pour prédire les propriétés
pétrophysiques et dynamiques dans des faciés plus difficiles a caractériser et qui ont peu de chance d’étre
échantillonnés (carottes ou plugs latéraux), comme des intervalles réservoirs fins ou trés argileux. Le cas
d’étude 1.B est une autre zone réservoir du puits 1, d’épaisseur inférieure a 20 m, contenant en moyenne
20% d’argile et composée de niveaux laminées. Il présente également une zone a eau et a hydrocarbure
traversées par le méme facies. La figure 5.1 est une planche présentant les principales caractéristiques de
ce cas d’étude.

Comme précédemment, I'inversion a été lancée avec un A unique sur les 4.5 metres de la zone a eau
envahie par la boue a huile. Les résultats en termes de K. P; inversés sont représentés figure 5.2. Pour
A=15, les coefficients a; de la relation WW)J obtenues sont (R?=0.71,
log(K.Py) = a;(A) + ay. ¢ + az. Vo + as. Syirr):

a, 1.621
a, 3.332
as -1.709
a, -0.826

Tableau 5.1 — Coefficients WWJ obtenus par inversion de la zone a eau de I'intervalle 1.B sur une
zone de 4.5 m d’épaisseur.

Le nombre de cotes a notre disposition pour cet intervalle, relativement faible (30 cotes), améne a
s’interroger sur la pertinence du résultat ainsi obtenu. A cet effet, une comparaison avec les résultats du
cas 1.A est présentée figure 5.3. Cette comparaison est faite pour un méme parametre A dans les deux
cas qui n’est pas nécessairement le A moyen représentatif du facies.
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Figure 5.2 K. P; inversés en fonction de la porosité effective
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Figure 5.3 K. P, inversés dans la zone a eau pour un 4 unique en fonction de la porosité effective pour
les deux intervalles du puits 1 : le cas 1.A est I'intervalle épais présenté au chapitre 3 et le cas 1.B
I'intervalle fin assez argileux testé dans ce chapitre. En rose : la tendance moyenne en terme de K. P ;-
¢ pour le cas 1.A et en noir la tendance pour le cas 1.B

Des propriétés comparables sont estimées pour une porosité supérieure a 25 p.u. mais une nette
divergence apparait pour les porosités inférieures. Ce comportement peut s’expliquer par un 4 moyen
différent pour chacun des deux intervalles, ou des perméabilités et/ou pressions de déplacement
supérieures au cas 1.A.

Linversion de la zone a hydrocarbure est alors nécessaire afin de pouvoir choisir le bon scénario. La
procédure est la méme que celle décrite au paragraphe 3.5.1 et les résultats en terme de saturations
inversées sont représentés figure 5.4. On peut constater que l'intervalle est ici plus hétérogéne qu’au cas
1.A. Certaines cotes sont tres argileuses avec d’importantes saturations irréductibles. La saturation
inversée obtenue entre X820 et X810 m avec un A moyen est par ailleurs cohérente avec la saturation
dérivée des résistivités, en particulier dans la zone de transition. Cependant, un écart plus important se
manifeste entre X804 et X810m (marque verte). Différentes raisons peuvent expliquer ce comportement :
des parametres Archie non adaptés (en particulier pour le facteur de saturation n) ou un changement de
faciés au dessus dela cote X810 m (l'inversion devant alors étre réalisée en parallele sur deux faciés
différents au lieu d’un seul).

La procédure d’inversion décrite au chapitre 3 et résumée figure 3.33 a alors été appliquée sur ce cas
d’étude ; les perméabilités inversées dans la zone a hydrocarbure sont ensuite comparées aux deux
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mesures de perméabilité obtenues en laboratoire (side wall cores aux cotes X809 et X814.5 m), figure 5.5.
Ces deux mesures sont comprises dans le nuage de perméabilités inversé. Cependant, I'inversion indique
deux comportements distincts sur le graphique k — ¢ (lignes pointillées noires et vertes) qui ne peuvent
étre observées a l'aide des seules mesures laboratoire du fait du biais d’échantillonnage. Une des
tendances, représentée par la ligne pointillée verte, correspond notamment a l'intervalle au dessus de la
cote X810m qui délimite un sous facies au comportement pétrophysique distinct(surligné en vert dans la
figure 5.4) . Ce résultat illustre le caractere hétérogene de I'intervalle 1.B manifestant un comportement
dégradé en termes dynamique. De telles propriétés n’apparaissent pas sur la base des seules données
volumétriques (porosité par exemple).

Cette derniere conclusion est par ailleurs cohérente avec les résultats obtenus en termes de pressions
capillaires. Les A inversés convergent autour d’une valeur de 0.7 pour I'intervalle compris entre X810 et
X820 m et 0.4 pour la zone verte entre X802 et X810m. Les pressions capillaires inversées aux cotes ol
ont été prélevés les plugs sont ensuite comparées aux mesures laboratoire, figure 5.6. Les résultats
d’inversion calent en apparence les données laboratoire. Cependant, pour illustrer la problématique
d’échelle, deux courbes ont été ajoutées sur cette figure : la pression capillaire moyenne obtenue pour
chaque sous-faciés au-dessus et en dessous de la cote X810 m. La pression capillaire inversée a X815m
(en bleu) est trés proche de la pression capillaire moyenne du sous-facies bas tandis que le résultat pour
la pression capillaire a X809 m (en rouge), bien que reproduisant la donnée plug, ne cale pas la valeur
moyenne de l'intervalle du haut. On notera que ces différences ne s’expliquent pas par la dispersion des
résultats puisque les pressions capillaires mesurées ont bien été capturées localement par I'inversion
pétrophysique. La valeur a X809 m n’est simplement pas représentative du comportement pétrophysique
moyen du sous-facies haut qui se caractérise par un fort niveau d'hétérogénéité. Dit autrement, la mesure
locale (plug) n'est pas caractéristique du comportement moyen de l'intervalle vu par l'inversion
pétrophysique. De plus, le plug étant treés proche de la frontiere des deux sous facies, a X810 m, les
propriétés pétrophysiques a cette cote peuvent ne pas étre précisément estimées par I'inversion des
diagraphies qui ont une résolution verticale de I'ordre du meétre. Ce fait illustre un des aspects de
I'inversion pétrophysique : elle capture les propriétés dynamiques et pétrophysiques a I’échelle du puits,
tout en étant sensible aux effets de bord pouvant survenir a la frontiere de deux zones aux
comportements pétrophysiques distincts.
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Figure 5.4 Saturations inversées (en vert) et obtenues par interprétation des résistivités (en bleu)
ainsi que la saturation irréductible obtenue par NMR (en rouge)
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Figure 5.5 Perméabilités inversées dans la zone a hydrocarbure (points bleus) par rapport a la
porosité totale, comparées aux perméabilités mesurées en laboratoire (carrés rouges).
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Figure 5.6 Pressions capillaires inversées pour les cotes X815 (en bleu) et X809 (en rouge), avec les
pressions capillaires mesurées en laboratoire sur les plugs acquis aux mémes cotes (points noirs),
pressions capillaires moyennes pour les deux sous facies (ligne pointillée verte pour I'intervalle
W804-X810 et noire pour X810-X820)

Pour aller plus loin sur le probleme de mise a I'échelle, au lieu de comparer les perméabilités inversées
avec les mesures effectuées sur plugs, les résultats sont représentés au regard des perméabilités obtenues
par I'interprétation de deux mini-tests effectués aux cotes X809 et X818 m (figure 5.7). Du fait des
incertitudes élevées sur I'épaisseur dynamique des bancs impactant I'interprétation en perméabilité des
transitoires de pression, les perméabilités des mini-tests sont représentées par un intervalle de valeurs
possibles plutét que par une valeur ponctuelle.

Les deux mesures mini-tests mettent de nouveau en évidence la présence de deux sous facies dynamiques
sur l'intervalle.

- Pour la cote X818 m, l'intervalle de perméabilités possibles coincide avec la tendance observée
sur les perméabilités inversées dans le sous faciés bas (lighe pointillée noire). Cette tendance
correspond au continuum de perméabilités inversées dans le cas de I'étude 1.A : le mini-test est
effectuée dans une zone argileuse au comportement pétrophysique dégradé mais en continuité
avec la tendance du sous-faciés bas (la perméabilité n’excéde pas 32 mD alors qu’elle est une
décade plus haute dans les zones sans argile).

- Enrevanche, la mesure de perméabilité du second mini test a la cote X809 correspond quant a
elle a un facies différent, dont le comportement se situe dans un autre continuum. Ce
comportement a également été capturé par I'inversion au travers d’une tendance de perméabilité
distincte (ligne pointillée verte).
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Nos résultats d’inversion sont globalement cohérents avec les propriétés dynamiques grande échelle
(I’échelle des mini-tests) du fait de la résolution verticale des outils de résistivités. Ces derniers capturent
le comportement d’invasion sur une résolution de I'ordre du metre compatible avec I'investigation des
mini tests (profondeur d’investigation d’environ 10 m radialement pour des intervalles compris entre 2 et
10 m). En conclusion, les propriétés pétrophysiques obtenues par inversion des diagraphies sont des
estimateurs moyennés a I'échelle puits des grandeurs dynamiques. La cohérence entre perméabilités
inversées et perméabilités mini tests illustre par ailleurs que I'échelle d’hétérogénéité du cas d’étude 1.B
se situe entre celle des plugs et des mesures de résistivités.

4
10 F L U L L U L L
- O Kinversé ]
r Valeurs de K test possibles a X818 |]
L Valeurs de K test possibles & X809 |,
103 f‘ Q . - O -
go e %§
L O o 9/’/ 08 QO /// (j%
L /@ 7
2 o o o |©
- - (e -
£, 10 : o ot @] @8’/ 00 Q ]
R © .70 - © 00T
- Oer” O ,//O
i T 68 o /// O
- 7
101 £ /’/ ,’/ 7
N e 7 ]
N ,’/ a,
r O
100 r r r r r r r
0.1 0.12 0.14 0.16 0.18 0.2 0.22 0.24 0.26

¢ [VIV]

Figure 5.7 Perméabilités inversées a l'intérieur de la zone a hydrocarbure en fonction de la
porosité (points bleus) ainsi que les intervalles de valeurs possibles pour les peméabilités acquises
sur les mini-test (traits verticaux noirs et verts)

2. Cas d’application 2: Inversion pétrophysique multi-facies

2.1 Présentation du cas d’étude

Le puits 2 est un exemple de cas d’application composé de deux facies nettement contrastés. Les porosités
varient entre 5 et 20%. Le premier facies a de bonnes perméabilités (10-100 mD) tandis-que le second a
des perméabilités moindres (0.1-10 mD). L'intervalle d’étude comprend une zone a eau et une zone a
hydrocarbure. Les deux facies ne sont pas distribués de fagon homogéne dans l'intervalle : le facies 1 est
majoritairement présent dans la zone a hydrocarbure tandis que le faciés 2 I'est majoritairement dans la
zone a eau. Toutefois, nous pouvons trouver quelques cotes du facies 1 dans la zone a eau et des cotes
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du facies 2 dans la zone a hydrocarbure. L’approche consistant a utiliser le résultat de la zone a eau pour
inverser la zone a hydrocarbure est donc applicable mais avec une forte asymétrie.
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Figure 5.8 Caractéristiques du puits 2- Echelle verticale : 5 m entre chaque division
2.2 Résultats d’inversion

2.2.1. Inversion de la zone a eau

L'inversion de la zone a eau a été lancée en suivant le méme protocole que celui décrit dans le chapitre 3.
Comme pour ce cas, les saturations irréductibles sont estimées grace a une interprétation NMR et un A
unique a été choisi afin de mener a bien I'inversion. Les résultats en termes de volume de filtrat, de K. P;
et de facteurs de cimentation m inversés sont représentés figures 5.9 a 5.12. En ce qui concerne les
volumes de filtrat, on constate, comme pour le cas d’étude 1.A, une légere corrélation entre volumes
inversés et porosités effectives. Cela confirme que le volume de filtrat de boue ayant pénétré la formation,
et donc la dynamique de construction du mud cake, est lié a la qualité pétrophysique de la formation.
Toutefois, I'hétérogénéité observée indique que ce lien ne joue qu’au second ordre, la dynamique de
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formation du mud cake étant avant tout dépendante des parameétres de boue qui ont été décrits au
chapitre 2, sur lesquels demeurent trop d’incertitudes afin de pouvoir étre exploités dans l'inversion
pétrophysique.

La valeur ajoutée de ce cas d’étude apparait lorsqu’on regarde les résultats en termes de facteurs de
formation et de K. P; inversés. Le comportement bi-faciés de ce puits y est alors tres visible. Pour les
facteurs de formations, deux tendances émergent : une autour d’un facteur de formation obtenu par un
m moyen de 2.5 et une autre pour un m de 2.2. Ce résultat confirme le caractere bi-facies du puits dans
la mesure ou le facteur de formation est intimement lié a la tortuosité du réseau de pores (voir chapitre
1). Nous avons appelé facies 1 le facies correspondant au m moyen de 2.5 et faciés 2 celui a 2.2. Notons
enfin que l'interprétation traditionnelle ne tenant pas compte de I'invasion ne peut faire de distinction
entre facies de comportements dynamiques différents. De fait, une valeur globale de 2.3 pour m a été
utilisée pour étre valide dans la plus large gamme de cas possibles. C'est donc logiquement que ce
paramétre se retrouve compris entre le m du faciés 1 et celui du faciés 2. L’inversion pétrophysique,
basée sur l'invasion de filtrat de boue, moyenne dynamiquement les propriétés topologiques du milieu.

Quant aux facteurs K. P4, on note de fagon similaire que le faciés 1 se distingue du facies 2. Sur la figure
5.11 représentant les K. P; inversés par rapport aux saturations irréductibles, les points correspondant
au faciés 1 évoluent suivant une tendance linéaire sur une échelle semi-logarithmique qui se trouve au-
dessus de la tendance autour de laquelle s’agglomérent les points du faciés 2. Cette différence de
comportement est également visible lorsqu’on regarde le graphique K. P; — ¢, bien que les tendances
qui y émergent soient plus grossieres qu’en Swirr. Cela suggere que, contrairement au cas d’étude 1.A,
les perméabilités sont pilotées au premier ordre par la saturation irréductible et non par la porosité. De
plus, dans ce cas, les parametres K. P; inversés n’ont pas montré de lien de corrélation avec les volumes
d’argiles V. La loi de type WWJ utilisée dans ce cas est donc de la forme : log(K.Py) = a; + a,. ¢ +
as.Syirr- Les paramétres des lois WWJ pour chacun des facieés sont exposés au tableau 5.2 (dans ce cas,
le parametre A a été fixé a une valeur arbitraire de 1) et le calage des lois avec les parametres inversés
figure 5.13.

Coefficient | Facies 1 Faciés 2
a, 0.76 -0.38
a, 4.05 4.35
as -2.80 -2.92
R? 0.41 0.44

Tableau 5.2 — Coefficients WWJ obtenus par inversion pour chacun des deux faciés détectés dans la
zone a eau
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Figure 5.9 Volume de filtrat inversé par rapport a la porosité effective
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Figure 5.10 Facteurs de formation inversés dans la zone a eau (points bleus). La ligne rouge
correspond au m moyen du faciés 1 et la ligne verte au m moyen du faciés 2
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Figure 5.11 Facteurs K. P; inversés en fonction de la saturation irréductible NMR
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Figure 5.12 Facteurs K. P; inversés en fonction de la porosité effective
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Figure 5.13 Calage des lois WWIJ pour chacun des deux faciés. A gauche pour le faciés 1 et a droite
pour le facies 2

2.2.2. Inversion de la zone a hydrocarbure

L'inversion de la zone a eau a permis de mettre en évidence la présence de deux faciés et d’obtenir des
lois de type WWIJ relatives factorisant le comportement pétrophysique de chacun d’entre eux. Afin de
pouvoir mener a bien le processus complet d’inversion et avoir une estimation absolue des paramétres
pétrophysiques cote a cote, il faut pouvoir déterminer au préalable a quel faciés appartient chacune des
cotes de la zone a hydrocarbure. Pour ce faire, le résultat de la zone a eau en facteurs de formation a été
utilisé afin de ré-estimer les saturations dans la zone a hydrocarbure et les comparer a la saturation
irréductible obtenue parinterprétation NMR. Cette comparaison est présentée a la figure 5.14 sur laquelle
se trouvent 5 pistes correspondant aux principaux intervalles réservoir de la zone a hydrocarbure du puits
3.

Les intervalles représentés dans les 4 premieres pistes de gauche se situent au-dessus de la zone de
transition ; de fait, les saturations doivent étre proches de saturations irréductibles NMR. L’intervalle de
la derniére piste correspond a la zone de transition. Pour chacune des pistes, sont représentées la
saturation irréductible et les saturations obtenues par interprétation des résistivités avec, d’une part, le
m moyen de 2.5 du facies 1 et, d’autre part, le m moyen de 2.2 du facies 2. Pour les 4 premiéres pistes, le
critere pour associer chaque cote a un faciés est simplement la comparaison entre la saturation
irréductible NMR et les saturations obtenues par les deux m moyens. Si la saturation irréductible d’une
cote est plus proche de la saturation correspondant a un facies, alors cette cote lui est associée et vice
versa. Nous avons représenté sur la figure 5.14 les zones correspondant au faciés 1 en rouge et celles
correspondant au facies 2 en vert. On constate la présence d’intervalles tres fins pouvant ne pas
correspondre aux facies auxquels ils ont été attribués. Cela est d{ au fait que nous n’avons utilisé qu’une
relation de proximité locale afin de faire correspondre les faciés aux cotes étudiées. Un ajustement a
posteriori peut s’avérer nécessaire afin de faire disparaitre de tels intervalles pouvant étre simplement d{
a une hétérogénéité locale de la saturation et non a un réel changement de facies.
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Cette technique n’est pas applicable dans le cas de la zone de transition (piste 5), pour laquelle les
saturations sont toutes par nature supérieures aux saturations irréductibles. Il faudrait alors utiliser des
considérations extérieures pour pouvoir effectuer la division en facies de cette zone (utilisation de
diagraphies complémentaires, techniques de clustering, ...). La zone de transition ne peut donc pas étre
inversée par notre approche seule et la méthode développée dans le chapitre 3 pour trouver les A moyens
associés a chaque faciés ne peut plus étre mise en ceuvre (cf. paragraphe suivant). Cela n’est pas un
inconvénient majeur dans la mesure ou les principales zones d’intérét sont les cotes de la zone a
saturations irréductibles — ce sera néanmoins une limitation pour d’autres environnements a large zone
de transition comme les facies faiblement poreux, carbonates micro-poreux ou greés silicifiés....
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Figure 5.14 Planches représentant les saturations pour les cing principaux intervalles réservoir de la zone a hydrocarbure du puits 3. En rouge
la saturation irréductible issue de la NMR, en vert les saturations pour un m moyen de 2.5 et en bleu pour un m moyen de 2.2. Les intervalles
marqués en rouge représentent le facies 1 et en vert le faciés 2.
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2.2.3. Détermination des A moyens pour chaque faciés

Chaque cote de la zone a hydrocarbure devant étre résolue avec un des facies trouvés par l'inversion de
la zone a eau, un nouveau degré de liberté s’est ajouté a notre probléme. Cette difficulté a été levée au
paragraphe précédent pour les cotes a saturation irréductible. Cependant, il n’est désormais plus possible
d’utiliser la zone a hydrocarbure afin de déterminer les A moyens associés a chaque facies. En effet, pour
un seul facies, le A moyen était déterminé grace a I’évolution verticale des pressions capillaires le long de
la zone de transition. Or, ne pouvant y associer cote et faciés de fagon certaine, le processus d’inversion
verticale n’est plus possible. Des mesures complémentaires doivent alors étre intégrées afin d’obtenir les
A moyens pour chaque faciés. Pour ce puits, nous avons choisi d’utiliser les perméabilités interprétées a
partir des transitoires de pression issus de prétests (WFT, Well Formation Testing). Ces perméabilités sont
comparées aux perméabilités inversées sur la zone a 'aide de A arbitraires et aprés conversion des valeurs
de K. P, a partir de la relation 3.22. Le résultat de cette comparaison pour un A arbitraire égal a 1 est
montré figure 5.15 : I'inversion de la zone a eau rend compte des lois de type WWJ mais uniqguement de
facon relative. Il faut appliquer un facteur correctif au choix initial de A pour que le nuage de perméabilités
inversées puisse correspondre aux perméabilités WFT. L'optimum est obtenu pour un A égal a 0.7 (figure
5.16).

Les A moyens de chaque faciés sont ainsi calibrés grace aux mesures de pression effectuées le long du
puits. Cette calibration est d’autant plus Iégitime que ces mesures de pression couvrent a peu pres la
méme échelle que les diagraphies électriques (rayon d’investigation moyen de l'ordre de quelques
metres). De fait, désormais, les lois de type WWIJ pour chacun des deux faciés sont complétement
déterminées et peuvent étre utilisées afin d’estimer les paramétres pétrophysiques au cours de la
derniere étape du processus d’inversion.
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Figure 5.15 Perméabilités inversées pour un A moyen de 1 (points bleus) et perméabilités
obtenues par interprétation des MDT (carrés rouges)
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2.2.4. Estimation finale des parametres pétrophysiques

Pour chacun des deux facies, I'estimation finale des paramétres pétrophysiques (K, S,irr, 4 €t Py) est
réalisée en suivant la méme méthode que celle développée pour le cas mono-facies (cf. paragraphe 3.5.2).
Les résultats de perméabilités K et de pressions de déplacement P; sont représentés aux figures 5.17 et
5.18 et comparés avec les parameétres équivalents mesurés sur plugs en laboratoire. Que ce soit pour les
perméabilités ou les pressions de déplacement, les mesures laboratoire sont sur la méme tendance que
les parameétres inversés, et ce, pour chacun des deux facies. Ce résultat est d’autant plus intéressant que
les A utilisés pour I'estimation ont été calibrés avec les mesures de pressions totalement indépendantes
des données laboratoires, en principe de mesure et échelle de représentativité. Il y a ainsi une cohérence
globale au niveau des résultats obtenus entre les différentes échelles: de la plus petite échelle (mesures
laboratoire effectuées sur plugs ) a la plus grande (mesures de pression) en passant par I'échelle
intermédiaire qui est celle des diagraphies. Les faibles perméabilités laboratoire de la figure 5.17 sont les
perméabilités d’'un facies non réservoir qui n’a pas été considéré dans I'inversion.
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Figure 5.17 Perméabilités inversées dans la zone a eau et la zone a hydrocarbure (points bleus) avec
les perméabilités mesurées en laboratoire (carrés rouges)
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Figure 5.18 Pressions de déplacement inversées dans la zone a eau et la zone a hydrocarbure (points
bleus) avec les pressions de déplacements mesurées en laboratoire (carrés rouges)

Par ailleurs, les pressions capillaires inversées aux cotes auxquelles ont été prélevés les plugs sont
comparées aux mesures laboratoire (figure 5.19 2 5.22). On observe globalement une bonne concordance
pour toute saturation au-dessus de 50% ; les pressions d’entrée sont notamment bien reproduites. L’écart
tend a devenir plus important pour les basses saturations. Ce comportement est similaire a ce qui a été
observée pour le puits 1.A et les mémes observations s’appliquent ici. Dans ce cas particulier, cette
différence est externe a I'inversion puisqu’elle provient de la contrainte de saturation irréductible NMR
tres supérieure a ce qui peut étre estimé en laboratoire. De plus, certaines mesures de pression capillaire
témoignent de la présence d’un réseau de pores multimodal (figure 5.21 par exemple). Cet aspect ne peut
pas étre pris en compte dans notre approche car le formalisme de Brook Corey n’est adapté que pour bien
décrire un réseau uni-modal. Il existe des formalismes pour la description des pressions capillaires en
présence de plusieurs réseaux de pores. Xu (Xu & Torres-Verdin, 2013) proposa plusieurs expressions a
six parameétres afin de décrire des réseaux de pores bimodaux. L’utilisation de tels modeles serait une
amélioration de notre approche dans la mesure ol toutes les lois de facies pourraient des lors étre
engendrées a partir d’'une combinaison de réseaux de pores canoniques. Cet aspect pourra étre traité
lorsque nous prendrons en considération I'invasion dans la zone a hydrocarbure permettant d’ajouter des
degrés de liberté supplémentaires a l'inversion.
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Figure 5.20 Pression capillaire inversée pour la cote X4562
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Figure 5.22 Pression capillaire inversée pour la cote X4438
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3. Conclusion du chapitre

Les deux cas d’études présentés dans ce chapitre different de I'exemple de référence ayant servi a
élaborer I'approche. Ils sont également entre eux trés dissemblables : le premier cas couvre un facies au
comportement hétérogéne mais néanmoins en continuité pétrophysique alors que le second est
nettement composé de faciés distincts, discontinus. Le premier cas a pu étre traité et donner de bons
résultats avec la méthode d’inversion mono-faciés présentée au chapitre 3. En revanche, le second cas a
nécessité des modifications a I'approche d’inversion. Les deux principales nouveautés sont les suivantes :

e L’inversion de la zone a eau ne donne pas seulement les lois WWJ relatives pour un faciés mais
permet également de détecter les différents facies pétrophysiques ;

e Les A moyens pour chaque faciés ne peuvent étre obtenus par I'inversion de la zone a
hydrocarbure. Des mesures de pressions WFT peuvent étre utilisées a cette fin pour calibrer les
A moyens.

Ces modifications apparaissent figure 5.23 ol nous avons fait ressortir les spécificités d’inversion que nous
proposons afin de traiter des cas multi-faciés. On notera I'importance prise par la donnée NMR dans la
mesure ou les saturations irréductibles sont indispensables afin d’associer chaque cote de la zone a
hydrocarbures aux différents facies détectées par I'inversion de la zone a eau. Dans ce cas, les saturations
irréductibles ne peuvent plus étre estimées par des méthodes empiriques de type Buckle (voir chapitre 4)
car ces méthodes nécessitent que le découpage en faciés ait été fait a priori.
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CONCLUSION

L'inversion pétrophysique des diagraphies telle que développée dans ce mémoire montre qu’un
phénomeéne trés souvent considéré comme un biais de lecture diagraphique peut étre exploitée
guantitativement afin d’évaluer les propriétés pétrophysiques et dynamiques des formations: I'invasion
de boue de I'abord puits. Plus précisément, la représentation du domaine envahi par un modele physique
macroscopique (équilibre capillaire) couplé a une simulation des outils de résistivité et optimisé sur la
distribution des fluides a I’échelle verticale de I'accumulation permet de faire émerger les différents
comportements pétrophysiques effectifs composant un intervalle réservoir et de produire les lois
comportementales de chaque facies (modéles de saturation et de perméabilités afférents). Ces résultats
peuvent étre obtenus a I'échelle diagraphique avant méme toute analyse laboratoire sur carotte. Plus
globalement, replacé dans le cycle d’étude pétrophysique, cette premiere estimation par inversion des
propriétés réservoir offre d’emblée un modele de formation synthétique, cohérent physiquement, et ce,
des les premiers stades d’évaluation des gisements. De par son aspect multi-échelle, I'approche permet
également de combler le vide existant entre mesures laboratoires et essais de puits afin de proposer une
mise a I’échelle cohérente des parameétres pétrophysiques. Ces résultats ont pu étre obtenus grace a deux
principales innovations par rapport aux essais antérieurs d’inversion pétrophysique de la littérature (cf.
chapitre 2) :

e Principale condition, I’historique d’invasion n’est pas simulé en tant que tel car il ferait intervenir,
d’une part, des parametres de boue difficilement quantifiables et obligerait, d’autre part, de caler
la cinématique d’invasion parfaitement inconnue et non mesurée. Notre méthode fait
I’hypothése qu’un équilibre a été atteint entre le filtrat de boue et les fluides natifs de la formation
lorsque les diagraphies sont acquises. La connaissance de I’historique complet d’invasion n’est
alors plus nécessaire et seules des diagraphies radialement distribuées suffisent a caractériser la
répartition des fluides.

e Des contraintes pétrophysiques sont ensuite introduites afin de rendre le probléme inverse bien
posé. Le modele de Burdine lie les perméabilités relatives aux pressions capillaires tandis que
pressions de déplacement et perméabilités sont corrélées par une loi empirique universelle. Le
processus d’inversion intégre ces contraintes et optimise les paramétres pétrophysiques en
couplant le modele d’équilibre radiale du filtrat de boue des zones a eau avec le modele
d’équilibre verticale des hydrocarbures a I'échelle gisement. Ainsi, a chaque profondeur, sont
obtenues perméabilités, pressions capillaires et facteurs de cimentation avec leurs incertitudes et
dépendances pour chaque faciés (modeles pétrophysiques par faciés). Ce processus, qui fait
intervenir zone a eau et zone a hydrocarbure d’un méme pétro-faciés est décrit dans la seconde
partie du chapitre 3.

La méthode a été testée sur un puits réel présentant un seul comportement pétrophysique apparent
(unique pétro-faciés interceptant zone a eau et zone a hydrocarbure d’un réservoir) dans la derniére
partie du chapitre 3. Ces résultats sont comparés aux mesures de référence (perméabilités et pressions
capillaires effectuées sur des échantillons prélevés au puits). De bons résultats sont observés : les courbes
de pressions capillaires inversées sont comparables aux pressions capillaires mesurées en laboratoire, en
particulier pour les hautes saturations, et les perméabilités inversées suivent la méme tendance que les
perméabilités mesurées en laboratoire, et ce, méme dans les zones déviant du comportement
pétrophysique moyen du faciées.
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Le processus d’inversion a ensuite été mis a I'épreuve au chapitre 4. L'algorithme d’optimisation a été
comparé a des stratégies globales afin de tester sa robustesse, notamment sa dépendance au point de
départ. Dans certains cas, lorsque le point de départ est trop éloigné de la solution, I'algorithme peut
échouer a délivrer le minimum global. Ce comportement n’est pas di a la nature méme du probleme
inverse, qui est un probléme bien-posé, mais a des probléemes d’ordre numérique qui ont pu étre
simplement résolus a d’aide d’une stratégie de type multi-start pour I'optimisation. Ensuite, I'influence
du nombre de cotes prises en considération dans le processus d’inversion, que ce soit dans une zone a
eau ou une zone a hydrocarbures, a été évaluée. Enfin, I'apport de la diagraphie NMR dans la convergence
de lI'inversion est discuté dans une troisieme partie de ce chapitre.

Enfin au chapitre 5, le processus global d’inversion a été généralisé de facon a pouvoir traiter des milieux
hétérogeénes, composés de plusieurs facieés pétrophysiques. L'étude a porté sur deux cas d’étude
représentatifs ou I'on peut notamment constater que la méthode est capable de repérer par elle-méme
les différents pétro-facies grace aux facteurs de cimentation et parametre K. P; inversés dans les zones
a eau. Pour de tels cas, des mesures annexes ont pu étre intégrées pour obtenir une inversion
pétrophysique complete (mobilités locales issues des mesures de pressions pour calibrer le parameétre 1
moyen d’un facies, NMR pour les saturations irréductibles, ...).

Le cas de référence pris en considération pour ces développements est celui d’'une boue a huile
envahissant une zone a eau, phénomene de drainage gouverné par les pressions capillaires et les
perméabilités. Comme nous |'avons exposé au cours du chapitre 2, trois autres contextes sont a
envisager : I'invasion d’'une boue a huile dans une zone a hydrocarbures et celui d’une boue a eau dans
une zone a eau ou a hydrocarbures. Ce dernier cas reléve d’un processus d’'imbibition et son inversion est
d’autant plus intéressante qu’elle permettrait potentiellement d’évaluer le comportement de balayage a
I’eau d’un réservoir, phénomene se produisant au cours de la production d’un gisement. L'imbibition est
tres difficile a anticiper du fait que les protocoles de mesure laboratoire sont tres complexes et colteux
en temps (d'ou I'extréme rareté de ce type de mesures). Un mécanisme global d’inversion similaire a celui
développé dans la these pourrait étre développé : I'inversion de la zone a eau envahie par une boue a eau
conduit a résoudre un probléme de diffusion de salinité, gouverné au premier ordre par la perméabilité
et la tortuosité du milieu. L'estimation de ces parametres pourrait alors contraindre I'inversion de la zone
a hydrocarbure dans laquelle seraient modélisés I'équilibre vertical des fluides et le comportement
d’imbibition a partir du profil radial de saturation. Pourront étre alors complétement déterminés les
courbes de pression capillaire, a la fois en drainage et imbibition, et ce, toujours a I'échelle diagraphique.

L'objectif in fine de I'approche de I'inversion pétrophysique est de construire, en partant des diagraphies,
un véritable modele d’abord puits, physiquement cohérent et capable de reproduire toutes les mesures
disponibles a diverses échelles de I'évaluation de formation:

- L'échelle microscopique : le formalisme devra évoluer pour optimiser non plus des
comportements globaux macroscopiques mais des contributions par réseaux de pores
élémentaires. A partir d’une base canonique de réseaux de pores, le modéle se devra d’engendrer
I'ensemble des observables diagraphiques moyennant des lois de convolution. L'objectif
recherché est une compréhension des topologies porales et leur relation vis-a-vis des propriétés
dynamiques afin d’affiner et mieux anticiper le comportement dynamique des faciés géologiques.
Une telle approche permettra également de relier et contraindre les sauts d’échelle entre les
techniques actuelles de microtomographie, pétrophysique digitale (Digital Rock Physics) et
diagraphies;
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- L’échelle géologique : L'inversion pétrophysique, pour monter d’une échelle de représentativité,
se devra de repenser son couplage a la simulation des outils diagraphiques pour aller vers des
modélisations géométriques completes des sondes contraintes au modele géologique local
(épaisseur, pendage et orientation des couches, géométrie vrai du puits, position de I'outil dans
le puits, etc.). Cet aspect suppose des modeles numériques d’outils performants qui puissent étre
intégrés au processus d’inversion générale proposé dans le cadre de ces travaux de these.

Le principe d’'un tel modeéle physique d’abord puits sera de pouvoir étre mis a jour au fur et a mesures
de I'acquisition des données (en partant des diagraphies). La valeur ajoutée, la cohérence et la validité
de chaque nouvelle donnée pourra ainsi étre aisément évaluée et viendra s’intégrer naturellement a
la chaine d’étude de caractérisation réservoir. En soi, I'approche globale vise, outre les aspects
physiques et mathématiques sous-jacents, a construire un outil de synthese et de communication
interdisciplinaire couvrant les champs de spécialités géologiques, diagraphiques, pétrophysiques
expérimentales et réservoir.
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Nomenclature

NOMENCLATURE

a Facteur de tortuosité
B Matrice de covariance

d’ébauche
BQV,; Facteur de conversion de

Conductivité des argiles [S.m™1]
F Facteur de formation
FWL Niveau d’eau libre [m]
g Constante de gravité terrestre  [m. 5‘2]
y Tension inter-faciale [dynes]
k Perméabilité [mD]
k, Perméabilité relative [mD]
LB Contraintes de bord inférieur
m Facteur de cimentation
n Exposant de saturation
NMR  Nuclear Magnetic Resonnance
P Pression [bar]
Pform Pression de formation [bar]
P. Pression capillaire [bar]
Py Pression de déplacement [bar]
B, Pression correspondant a un

seuil de pore moyen [bar]
q Débit [m3/s]

Qcire  Débit de filtration dynamique  [m3/s]
QVN  Fraction d’eau liée aux argiles

R Résistivité [Q.m]
R Matrice de covariance

des mesures
S Saturation [V/V]
St Saturation totale [V/V]
Sw Saturation normalisée [V/V]
Swirr  Saturation irréductible [v/V]

T.irc Durée de lafiltration dynamique [s]
Tstqr  Durée de lafiltration dynamique [s]
et de la filtration statique

UB Contraintes de bord supérieur
Vo Volume d’argile [V/V]
Ve Volume de filtrat [m3]
X Vecteur des inconnus
y Vecteur des mesures
A Index de distribution de tailles

de pores
U Viscosité [cp]
o) Porosité effective [V/V]
be Porosité des argiles [V/V]
b Porosité totale [V/V]
p Densité [kg/m3]
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Nomenclature

Unités

pu Unité de porosité [0, 100]
V/V Ratio de volume [0, 1]
Indices

o} huile

w eau

cl argile

Fonctions

H(:) Fonction d’Heaviside: H(x<0) =0, H(x>0) = 1
log(:) logarithme en base 10
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Annexe 1 : Parametres de référence pour I'analyse de sensibilité

ANNEXE 1 : PARAMETRES DE REFERENCE POUR L’ANALYSE DE SENSIBILITE

Parametre Valeur Unité
m 2
n 2
Swirr 0.1 Vv
(0] 0.2 p-u. (porosity units)
KPy 100 md.atm
A 1.2
Teire 50 h
q 0.003 m3/m/h

Parameétres de référence pour I'analyse de sensibilité (chapitre 3 paragraphe 1.3)
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ABSTRACT

In a conventional formation evaluation process, the
mud filtrate invasion in the near wellbore is considered
as a bias which is corrected from logs before any
petrophysical evaluation. The developments presented
in this paper show that the invasion zone is a valuable
source of information to estimate dynamical properties
that generally come only from core measurements such
as permeability, relative permeabilities, capillary
pressure curves and formation factor.

In this approach, the invasion process is not simulated
in itself as it would lead to a very unstable inverse
problem within the time frame of the logging. On the
contrary, it considers the fluids in the invaded domain
as radially equilibrated and solves the fluid distribution
governed at first order by capillary pressures. Due to
the multimodality of the inverse problem and the
uncertainties related to the mud-filtrate parameters, the
invasion zone is jointly inverted with the vertical
capillary equilibrium at field scale describing the
vertical water saturation profile in the reservoir for each
facies. The following workflow is then used:

. First, the invasion is solved in the water
intervals while inverting the resistivity logs. The
resolved parameters are the local volume of filtrate,
pseudo-permeabilities and cementation factors at each
depth. At the end of this step, we get an insight of the
number of petrofacies and the correlation between
permeabilities and porosities inside each of these;

. Then, the inversion in itself is carried out in
the hydrocarbon zone by exploiting the grouping from
the first step. The vertical capillary equilibrium is added
and updates permeabilities (absolute and relative) as
well as capillary pressure models for each facies.

In the context of this paper, we present a vertical well
and consider a radial oil base mud invasion. We also
assume isotropic petrophysical parameters. The final

results are compared to all available sources of data
such as NMR, WFT and cores for permeabilities,
formation factor and capillary pressure curves.

The ultimate added value of such an approach is to
bridge static and dynamic petrophysical parameters
from a single source of data: logs. It provides a reliable
first guess of petrophysical and reservoir parameters at
an early stage of the well evaluation. It also ensures an
overall consistency of the formation model for the
whole range of facies and fluid configurations. The
technique can even help in the formation heterogeneity
and petrophysical upscaling when run in a multiwell
configuration.

The method can be generalized to any mud systems. In
the case of water base mud, it could potentially resolve
the relationship between drainage and imbibition which
would be of significant interest for field simulation and
production forecast.

INTRODUCTION

Well-logs have all different depths of investigation
around the well bore: from a few centimeters for
Density, Neutron Porosity, and shallow resistivity to
more than one meter for deep resistivity. Conventional
interpretations often make a piston-effect hypothesis.
The near well bore is divided into two zones with
homogeneous parameters inside each of them. Fluid
substitution in the invaded zone is not modeled by
physical laws but simply by volume balance:
Volywar + Volyge = Volxwar + Volgye. Each log
is then considered to read entirely in either one of these
regions at a time. When this assumption is not possible,
corrections are made to give one value in the flushed
zone (e.g. R,,) and one value in the virgin zone (e.g.
R.).

The flushed zone is therefore generally considered as a
bias that needs to be removed and corrected. Neither
petrophysical nor dynamical information are retrieved
from it via logs, which are only used to evaluate
volumes. Subsequently, all dynamical information are
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coming from core laboratory measurements and
production data (DST); these two sources of
information are both local and discrete, expensive when
compared to logs and consequently quite rare over a
field. The dynamic data require to be distributed
vertically with logs along well sections thanks to
statistical and up-scaling techniques. This requires
complete and unbiased dataset covering all reservoir
facies. Such a condition is generally difficult to achieve
at the early stages of the field appraisal and pushes the
dynamic evaluation late in the field study, after core
and production tests synthesis. However, unexploited
data resides in the logs. As long as the fluid distribution
in the near-well bore can be properly resolved, the
invasion process that obeys to dynamic rules could lead
to retrieve in situ dynamic and petrophysical properties
for every reservoir facies. The only condition is that
invasion happens in the domain covered by the logs
reading. In order to achieve that, an interpretation
process needs to solve the physical equations describing
the mud-filtrate invasion. Thus, it may be possible to
get access very early in the field evaluation process to
dynamic properties. The benefit of this could be to
better design core acquisitions and DST’s. This would
be in addition an essential piece of information for the
upscaling phase since logs represent an intermediate
scale between laboratory experiments and well-tests.

This paper presents a method to evaluate whether logs
are sensitive enough to mud-filtrate invasion and, if
positive, to estimate dynamic and petrophysic
parameters out of it. Such an approach has already been
attempted in the past. Wu et al (2001,2005), based on
the model built by Chenevert et al, (2001) on the
invasion flow rate, developed a finite differences
invasion simulator by coupling flow and mud-cake
equations. Alpack et al, (2006, 2011) used this work to
invert permeabilities from resistivity logs. Salazar et al,
(2008) made a sensitivity analysis on petrophysical and
mud-cake parameters to evaluate their effects on
resistivity measurements. Finally, Heidari et al. (2012)
attempted a complete petrophysical inversion with
estimation of permeabilities and capillary pressure
curves from resistivity and nuclear logs. The use of
multi-physics measurements helped to reduce non-
uniqueness in estimation of dynamic and petrophysical
properties. Xu et al., (2012) used the invasion simulator
to introduce a new method for hydraulic rock typing
based on conventional logs.

All these attempts suffer from several pitfalls. The
solution of the inverse problem is generally not unique
and the simulation of the mud-filtrate invasion is quite

costly. The reason is the deterministic forward
simulation of the whole sequence of invasion, with
second-order phenomena, while logs are generally not
sensitive to the sequence of invasion as they are done
most generally after equilibrium between mud-filtrate
and the native fluids. Furthermore, the exact knowledge
of the history of invasion is practically impossible in
any classical logging situation. Logs are generally run
at inappropriate time: too soon for LWD (the invasion
has just started) or too late for WL (the invasion is
nearly finished). Our approach considers the fluids in
the invaded domain as radially equilibrated and solves
the fluid distribution as governed at first order by
capillary pressures. The first part of this paper presents
the modelization of the problem based on this
assumption of radial equilibrium. The second part
shows the methodology used to make a complete
petrophysical inversion on a field-case. Then, the third
part presents and discusses the inversion results.

MODELIZATION OF THE PROBLEM

The central part of the log-petrophysical inversion
consists in the invasion model and the physical
description of the fluid equilibrium. Note that the
formulations developed in this paper are for an oil-
base mud as this type of mud still represents the
majority of drilling conditions. It also ensures the
direct access to drainage curves in the water-
bearing intervals.

Modelization of the mud filtrate invasion.

When invading a water-bearing zone, mass
conservation for water and mud gives:

9(PPwSw) 1

#: =V (pwqw) @

9(9005,) 2

o =~V (Podo) @)

Where subscript w stands for water and o for oil
(oil base mud in such a case), p is density, S is
saturation and q flow-rate. Darcy law gives flow
rates for each phase:

kyw-k 3)
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_ k,o-k 4)

Where k is permeability, k, relative permeability,
u viscosity and P pressure. For the considered
system, the saturations are necessarily related each
other by:

Sw+S,=1 5)

Capillary pressures are introduced to express the
differential of pressure between water and oil:

P.=F—Ph, (6)

After this quite conventional formalism, additional
hypotheses are used in order to simplify the
problem. Our approach considers the fluids in the
invaded domain as radially equilibrated and governed at
first order by capillary pressures only. Thus, the
compressibility term is neglected. Furthermore,
gravitational effects are not taken into account and
the temperature is supposed to be radially
constant. With these hypotheses, equations (1) to
(6) give the following system in a cylindrical
geometry:

s, 0F, 0R, 10 dp,, @
m? oo Cor ~ ) T rar (r‘k'kTW' ar)

oSy 0P, O0F, 0P, (8)
hot5p - (¢ at)_rar(r'k‘k"" ar)

Bound constraints are given by:

. aF, 9
lim Zn.r.k.kro.a—:zuo.q ©)

T>Twell

lim P, = Prorm (10)

Tr—00

Where Pr,,nis the static formation pressure and q
the incoming mud filtrate flow rate. Finally, the
following initial condition completely determine
the problem:

Po(t=0)=Pw(t=0)=Pform (11)

Capillary and relative permeability formalisms

Among the large number of capillary functions
that exist in the literature [Brooks et al. (1966), Van

Genuchten et al. (1980), Kosugi et al. (1996), Xu et
al. (2013)], the Brook-Corey formalism was
selected because widely used in the reservoir
domain and easy to implement. It expresses
saturation function of capillary pressure [Brooks et
al., 1966] as follows:

P, =P, (_Sw - SWL-TT)‘* (12)
1- Swirr

Where P, is the displacement pressure, S, the

irreducible water saturation and A the pore size

distribution index. Relative permeability for the

non-wetting phase is selected from the Burdine

formalism [Burdine et al., 1953]:

1 dSy 13
o (13)
fl dsy,

0 PCZ

kro = (1 _S\:/)Z

Where S, is normalized saturation and P. is
capillary pressure. Combinations of Burdine and
Brook-Corey formalisms come to:

242
kro = (1= S3)2 (1= S5 ) (14)

Such choices to express capillary pressures and
relative permeabilities do not impact significantly
the inverted water saturation. Different functions
have been tested and have not changed the nature
of the results. The model that best fits a Pc and kr
dataset representative of a study case is the one to
use; the approach presented in this paper is indeed
compatible with any type of petrophysical laws.

Modeling hypotheses

After series of forward modeling in reservoir
sections, the filtration process can be summarized
as in Figure 1. During the mud filtrate invasion,
different regimes of filtration occur:

e First, the mud-cake is thickening by
aggregation of the solid particles
contained in the mud. This is the first
static filtration phase. During this phase,

flow rate is proportional to %;
e Then, mud-circulation in the well annulus
erodes the mud-cake that cannot thicken
anymore. This is the dynamic filtration.

During this phase, the flow rate can be



SPWLA 58™ Annual Logging Symposium, June 17-21, 2017

considered as constant;
e Finally, after the end of circulation, a
second static filtration phase occurs, until

mud-cake becomes gradually
impermeable.
1
1
1
i
_ Dynamic o Static N
filtration L filtration
i
1
H

circ

R L

T

circ stat

Fig. 1 Synthetic flow rate history as obtained for
reservoir formations

In this paper, the first static filtration phase is neglected
as generally limited to a few hours in most of
simulations. The most effective sequences for filtration
are both the dynamic and the final static filtration. They
are mostly dictated by the exposure time of a formation
and linked to the Rate of Penetration, distance to TD
and the duration of circulation after drilling.

With these hypotheses, the dynamic filtration flow rate
qcire 15 the only unknown. At a given depth, the
cumulative Rate of Penetration to TD and the duration
of circulation after drilling provides T,;.. while the
date of acquisition of logs gives the maximum duration
of the static filtration that constrains Ty;4:- qeire 1S then
related to the total volume of mud-filtrate invasion
with:

%
Tcirc + 2\/Tcirc- (\/Tstat - \/Tcirc)

(15)

Gcirc =

Where V is the total volume of mud-filtrate. Thus, once
Vs is known, the flow rate history is also defined. Note
that if one of the simplifications made above is not
valid, it will translate into a bias in the equivalent
apparent dynamic flow rate q.;.. used only as bound
constraint to the flow model.

Finally, if the near wellbore is considered at
equilibrium, the radial water pressure does not
evolve with radius and it comes to the final
expression used in this paper:

oW (16)

oP. 35S,
)ZM" T ot

16( .k
r. k. ro' 3. ar

ror

The bound and initial constraints are given by:

. OF. 9Sw _ a7
rll%e” 2m.r. k. kro. m . W = —Uo-YGcirc
S, (t = 0) = 1 for a water zone (18)

This is a non-linear partial differential diffusion
equation whose resolution is quicker than solving
the system of equation (7) to (11). For good
reservoirs, the assumption of uniform water
pressure around the wellbore at logging date is
quite reasonable. Indeed, figure 2 shows different
water saturation profiles obtained for a 0.2 V/V
porosity reservoir after 100h of filtration and
different permeabilities. Computations are done
with equations (7) to (11) on the one hand (blue)
and (17) to (18) on the other hand (green). The
differences between the two formalisms can be
observed only for permeabilities less than 1 mD,
hence reservoirs of low petrophysical quality and
potentially poorly invaded. But for all permeable
formations (=1 mD), the simplification is
equivalent to the full system of equations, with
faster numerical performances and easier to
combine with external constraints.

o
©

o
®

o
~

3| —+— k=1000 md, without simpfication
—+— k=1000 md, with simplification

A | —&— k=100 md, without simpfication
—=&— k=100 md, with simpfication
—*%— k=10 md, without simpfication
—#— k=10 md, with simpfication
—=&— k=1 md, without simpfication
—=4— k=1 md, with simpfication
—8—k=0.1 md, without simpfication
—8—k=0.1 md, with simpfication

10°
Radius [m]

Saturation [fraction]
o
>

o
PR

04L o

03

02

Fig. 2 Water saturation profiles for different
permeabilities, computed either with equations (7) to
(11) (without simplification) or (17) to (18) (with
simplification).



SPWLA 58" Annual Logging Symposium, June 17-21, 2017

Petrophysical constraint
From equation (16) and after expressing the ‘;i";

terms with the Brook Corey formalism, one can
identify a diffusion-like equation with coefficient
D as follows:

oP, (18)
D= k'k""asw
Which gives:

When solving the diffusion equation in the
invaded zone, K and P;will play the same role,
therefore, the parameter that will be effectively
inverted is neither K nor P, but the product K. P,.
K and P; require an external constraint to be
individually solved. Such a constraint is obtained
through an empirical relationship of this kind:

log(K) = a, + a,.log (K.Py) (20)

Where a, and a, are computed thanks to an
analysis carried on an internal laboratory dataset
made of 114 validated measurements that cover a
wide range of sandstone and carbonate reservoirs.
A pretty good correlation can be obtained between
K.P; and permeability (cf. figure 3) with a
correlation ratio R? =0.95 and coefficients
a, = —0.545 and a, = 1.39.

o
& S #
< 40 Lo
s o
10 045
o
16°"
107 1 L
107 107 10° 10° 10
K Pd [md.bar]

Fig. 3 K versus K. P, for 114 validated laboratory
measurements for clastics and carbonates

Other correlations between K and capillary

pressure parameters have been referenced in the
literature and can be used also [Swanson et al,
1981, Purcell et al., 1949, Huet, 2005]. It should
be noted that a, and a, have been computed for
parameters obtained in laboratory condition, with
an interfacial tension of 480 dyne/cm.
Normalization with the reservoir interfacial
tension has to be made when this relationship is
used.

Log modeling

In the next step, the radial water saturation profile
obtained from the diffusion equation is converted
into a resistivity profile thanks to a classical
Juhasz approach with Waxman-Smits formalism:

( St(T) — Sw(r)- ¢ + Vcl- (pcl

QVN = Vcl'?
t
m* =m+k;.QVN + k3.QVN? + k4. QVN? (21)
a

F*

N
SM(r) (L BQVcl.QVN> -t
F* \R, S:(1)

R(7) =[

Where V,, is the volume of wet clay, ¢, is total
porosity, ¢, is clay porosity, m is cementation
factor, n is saturation exponent, a is tortuosity
factor and S, is total saturation.

In a new step, the R(r) profile is used to simulate
resistivity logs. At the time being, to simplify the
problem in a first attempt, induction tool
sensitivity functions have been used. They
represent the radial response of the five resistivity
measurements as obtained by a sensitivity analysis
based on a forward modeling of the effective tool
in the same petrophysical context as the study
case. However, a full tool modeling would ensure
a perfect coupling with the petrophysical
inversion. This solution, too costly in terms of
computation time, will be evaluated in a later
development phase.

The cumulative response of the resistivity tool is
expressed as followed:

Ji(r) = a;.tanh(b;.r)c (22)

Parameters a;, b; and c¢; have been inferred from
resistivity simulations with Maxwell equations for
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a decade comprised between 1 QQ.m and 10 Q.m.
Resistivity logs are then obtained with:

e (23)
R, = fa—i(r).R(r)dr

Twell

Where R;are the simulated resistivities, i=1..5 for
AT10, AT20, AT30, AT60 and AT90.

0.045
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AT20 |
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—— AT90

004

0.035F

003+

0025+
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002
0015
001

00051 /

Radius (cm)

Fig. 4 Sensitivity functions for induction resistivity logs

Such a forward model can potentially simulate all
logs, including nuclear logs. However, the shallow
and redundant readings of the neutron and density
as well as their poor sensitivity to saturation (in
case of liquid hydrocarbon, excluding Sigma
capture) revealed to be un-efficient in the
inversion process. Consequently, the rest of the
paper will focus only on resistivities.

Last step, a classical log interpretation is run to
initiate the model with porosity, mineral volumes
and uncertainties (with a stochastic approach) as
well as a first guess of saturations (flushed zone
saturation Sxo and virgin zone saturation Sw).
These results are used with a by-default
petrophysical set of parameters to simulate the 5
resistivity logs and start the inversion process. The
objective is then to update and optimize the
petrophysical guess (Pc, kr per facies) to fit the
resistivity distribution in the invaded zone for all
depths.

THE PETROPHYSICAL INVERSION

A study case was selected for this paper to
illustrate all the capabilities of the method — cf.
Fig. 5. However, the petrophysical inversion has
been run on a wider set of wells of various
geological context (clastic and carbonate) and log
quality.

Presentation of the study case

The well was drilled with OBM. It penetrated
multiple clastic turbiditic sequences made of
stacked massive channels and lateral levees with
locally some debris flows. The system is sealed
internally by massive hemipelagites. When in
channel axis, the net is almost 100% with an
effective porosity around 22-25pu and a slight
clay content never exceeding 5%. Calcite
cementation may occur locally and reduces
porosity to almost zero in meter-thick beds.
Levees facies are on the contrary made of thinner
sand layers (from 5 m down to decimeter thick), a
bit more shaley (up to 15%) and less porous (18-
20 pu effective porosity). Such facies are
petrophysically speaking equivalent to channel
sands, simply more degraded (same textural fabric
with higher clay content). Multiple hydrocarbon
pools could be proven — the oil is light and ranges
between 0.6 — 0.7 g/cc, 1000 — 2200 Scf/Bbl and
30-40°API. Water salinity is around 10-12 g/L all
along the section. All facies could be recognized
either oil or water bearing at well path.

Conventional quad-combo logs were acquired in
LWD and wireline; LWD did not show any
significant invasion while wireline resistivities,
logged days after end of drilling, did. Some extra
logs were also run such as NMR and pressure tests
with a dedicated mobility procedure.

Finally, note that all rock material is coming from
rotary side wall cores, depth located thanks to
imagery.
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Fig. 5 Study case layout: log data and interpretation

Vertical scale: 10 m between two divisions

Petrophysical inversion workflow

All developments presented here after are run over a
thick uniform oil and water bearing interval for which a
batch of lab measurements from plugs is available. The
petrophysical inversion is carried out in three main
steps.

Step #1 - Inversion of the water zone. The water
zone is the first interval to be inverted in case of
OBM when clear resistivity contrast exists (to get
stable inversion) in order to capture first drainage
curves for the OBM/formation water fluid system.
The objective is to iterate petrophysical and
dynamic parameters at each depth individually by
solving the following problem:

min _||h(x) — y||5- (24)

LB<x<UB
Where x is the vector containing the unknown
parameters, LB and UB are lower and upper bound
constraints, I is the matrix containing the uncertainties
on the log measurements, h is the forward model (as
described in the section before) and y is the vector
containing the logs. To ensure the well-posedness of the

problem, only three degrees of freedom are considered
in the inversion:

e One related to the petrophysical parameters
(Swirrv AorK. Pd)

e  One related to the volume of filtrate which has
entered the formation (q¢ir¢, Teire OF Tstar)

e One related to the resistivity equation (R,,, m
or n)

First, in our study case, a NMR log is available and
constraints irreducible water saturation for each depth.
A, K and P; remain not known. In the inversion, A is
fixed initially at an arbitrary value and the petrophysical
unknown is K.P;. A will be re-estimated during the
joint-inversion of the hydrocarbon zone. Second, all
resistivity logs are acquired very quickly after the end
of circulation (24 hours). In our approach, we suppose
the radial equilibrium to be reached when logs are
acquired. The date of logging is considered as an upper
limit for the end of static filtration. Since the formation
is of good permeability, we suppose that the mud-cake
became impermeable quickly and that fluids could
equilibrate 24 hours after the end of circulation. T, is
given at each depth thanks to the ROP curve. The
second unknown is consequently the volume of filtrate,
from which we can compute q... Finally, fluid
sampling and logs provide some values of R,,, which
are interpolated for all levels. n is also determined
thanks to plugs measurements. The third unknown in
this case is the cementation factor m. The unknown
vector to be inverted at each depth is x=
(K. Py, Vs, m).

The constrained minimization problem is solved for
each depth with sequential programming algorithm.
Gradient is approximated with finite differences. The
problem is stable and does not depend on the starting
point. Two hundred depth-levels could be inverted in
the water zone of the study-case. Results for K. P; and
formation factor are shown figures 6 and 7 function of
effective porosity (not inverted, computed from
conventional volumetric optimization approach).
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Fig. 6 Inverted K. P, in the water zone function of log-
derived total porosity (blue points), KP; from plugs
measurements (black squares) and a.KP; from plugs
measurements, where « is a scalar factor allowing KP,
from plugs to be in line with inverted permeabilities
(here, a = 4)
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Fig. 7 Inverted Formation factor in the water zone
function of log-derived effective porosity. Green line
represents the equation for formation factor with m =

2.F = #

The inversion results (independent for each depth)
display a correlation between K.P; and effective
porosity (cf. Fig. 6): K. P; grows linearly with porosity
on a semilog scale in the same proportions as for plug
data. Dynamical properties distribution is consequently
well captured by the inversion within one facies, but not
their absolute values. It also emphasizes the fact that the
permeability term in the K.Py product is preponderant

over the displacement pressure — note indeed that the
inversion was run over a unique facies, hence a single
rock fabric with a quite homogeneous capillary entry
pressure. In addition, Figure 7 shows that the inverted
formation factor is coherent with the cementation factor
of 2 which was used for the conventional log
interpretation.

The previous inversion result is obtained for an
arbitrary choice of pore-throat size index A of 1.5. It is
quite reasonable to take the same value for all the depth
levels since the petro-facies considered is quite
homogenous and uniform. Nevertheless, the absolute
value of the A parameter cannot be derived from the
inversion process alone as there are not enough degrees
of freedom left in the water zone. Figure 8 shows two
results of inversion for two different values of A. The
same distribution is obtained with different K.Pq4

amplitudes.
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Fig. 8 Inverted K.P; in the water zone function of
effective porosity for A = 1.5 (blue points) and 2 = 0.6
(red stars)

The inversion needs to be run in conjunction with the
hydrocarbon zone to get a calibrated A parameter, hence
the absolute value of K. P, (cf. next section with field-
scale constraints). However, even if not properly
adjusted yet, the inverted K. P, result obtained at each
depth displays a relationship of the following form:

log(K.Py) = a;(A) + ay. ¢ + az. Vg + as. Spirr  (25)

Results for A = 1.5 are given in the following table:



a 0.807
a, 5.695
as -2.742
a, -1.764
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Table 1 — Coefficients of the K. P; regression with
static parameters from inversion of the OBM invasion
in the water zone (over a unique facies) (R? = 0.77)
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Fig. 9 Inverted K.P; for A = 1.5 in the water zone
function of effective porosity, clay volume and
irreducible saturation (R? = 0.77)

This apparent relationship, not constrained in itself in
the inversion, is not fortuitous and captures the main
drivers of the differential invasion behavior of the rock
facies at log scale. Such a relationship gets a close
form with a Wooddy-Wright-Johnson expression
(WWJ) [Sendend et al., SCA 1992]:

log(P) — @y (1) — g Syir = 'log (D) + 0.V, (26)

It depicts the link between static and dynamic
parameters: the 4 coefficients a; capture the internal
textural organization of the facies that controls its
dynamic properties, hence its ability to get invaded.
Each facies is then fully characterized by such a
function, a unique textural continuum with varying
clay content and porosity — Fig. 10.

Capillary Pressure [bar]
=)

. 1 | |
0 02 04 06 08 1
Saturation [V/V]

Fig. 10 Example of capillary curves inverted within a
same petro-facies (same WWJ function) with variable
clay content and porosity (blue: ®=195 pu,
Vel =11.5%, K=400mD, red: ®=17.7pu, Vcl =
19.4%, K = 170 mD)

Consequently, at the end of the first inversion step on
the training water zone, each WWJ facies function is
potentially defined and links formation parameters
between each other. One can note however that the a,
coefficient depends on A. Thus, K.P, is still under-
determined and constrained by the value of A, which is
supposed to be unique per facies.

The purpose of the next section is now to test the facies
functions with the hydrocarbon bearing zones to ensure
the correct prediction of water saturation along the
column at field scale versus the resistivity derived Sw.
This new phase can also update the petrophysical model
and solve extra-unknowns.

Step #2 - Inversion of the hydrocarbon zone. After
the inversion of the radial capillary equilibrium
depth by depth in the invaded domain (water
zone), a new constraint is added to the system with
the hydrocarbon zone where the same Pc functions
should explain the vertical capillary equilibrium at
field scale. This latter is expressed the following
way:

P.(z) = H(z — FWL)(p,, — pnc)g(z — FWL)  (27)
Where H is the Heaviside function, p,, the density of
water, p,. the density of the hydrocarbon, z the vertical
depth and FWL the free water level.

The vertical saturation profile is then computed with
(12), where P, is given by (27), and compared to the



SPWLA 58™ Annual Logging Symposium, June 17-21, 2017

saturation derived directly from the deep resistivity
from classical Archie-based approaches. In case of
thick transition zone with movable water, log
resistivities are inverted to ensure a proper deep
resistivity evaluation. Irreducible saturations are
derived from NMR and used as constraint. Finally, the
WWJ facies function trained on the water zone is used
to get displacement pressures: for a given facies and 4,
displacement pressures are computed with equation
(25) and (20).

Thus, the two parameters that can be inverted from the
hydrocarbon zone are A and FWL. The inversion is
made by minimizing the following cost function at each
depth:

. S(X) - SW ’ (28)
mxln 57

Where x = (4, FWL), S is the saturation model and S,
the saturation derived from resistivity. A Gauss-Newton
algorithm is used to solve the minimization problem.
The problem is well-posed and has an unique minimum
over a wide range of value for A and FWL.

Inversion result is displayed in Figure 11 with
saturation computed by inverting the vertical capillary
equilibrium (green) and the one directly inferred from
resistivity (blue). The inverted value for A is uniformly
0.7, which is quite different than the arbitrary value
taken in the inversion of the water zone (1 = 1.5). The 4
parameter does not vary much in the hydrocarbon zone
and confirms the hypothesis of unique facies over the
section. In addition, the full inversion has captured
both, the wertical saturation distribution and the
heterogeneities overprint inside the petro-facies
(between X264 and X268 m, green tag in Fig. 11). It
demonstrates that the water zone invasion model is
compliant with the vertical saturation profile within the
hydrocarbon zone, that the facies along this section is
the same (with simply internal porosity-clay content
variations) and that the classical Archie-approach is Pc-
compliant in this example. It indirectly confirms the
choices made by the interpreter to use uniform mand n
exponents as well as the clay correction model.
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Fig. 11 Inverted saturation profile (green) vs. saturation
derived from resistivity (blue). In green, internal facies
variation with larger clay content and saturation
overprint

Step #3 — Petro-model update and parameters
decoupling

All petrophysical parameters are calibrated and can be
used to update the overall model. The A parameter from
the hydrocarbon zone leads to revise K and P, at each
depth in the water interval thanks to equation (20).
Then, in the hydrocarbon section, variations on the A4
parameter are allowed to get a perfect match with
saturation. The vertical saturation is then transformed
for each depth into independent P, and K parameters
thanks to (12), (27) and (20).

Global results after the three inversion steps are given
in figure 12 and 13.
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Fig. 12 Inverted permeability within hydrocarbon zone
function of total porosity (blue circles) along with plug
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permeabilities (red squares)

Plug permeabilities are in line with inverted
permeabilities, both, in trend and absolute values. The
internal facies heterogeneity is also captured by the
inversion with same dispersion of permeabilities with
plugs (cf. dashed lines). Such a spread is explained,
within a facies, by the gradual change of the rock fabric
(cf. green interval in Fig. 11 located in Fig. 12 around
the green dashed line), probed by water saturation, and
caused by clay plugs at pore throats that increase
significantly irreducible water saturation.

Result for capillary pressure is shown in figure 13 for
two different depths (X861 m and X862.7 m). Inverted
capillary pressure curves fit laboratory results from
plugs, at least for saturation superior to 0.4 V/V. A
sensitivity analysis by adding Gaussian noise on
equations (20) and (25) estimates uncertainties on the
Pc function and does confirm the fit obtained from
inversion alone. The misfit observed for low water
saturations can be explained by:

- The capillary pressure model is not fully
adapted. Effective capillary pressure cannot be
modeled by a unique Brook Corey formalism
for the selected facies;

- The training model is mostly sensitive to low
Pc. Indeed, the inversion is trained mostly on
the invasion behavior over the water zone
primarily driven by the capillary entry
pressure;

- The hydrocarbon zone contributed to the
inversion over a thin interval. The hydrocarbon
bearing zone thickness does not exceed 15 m,
hence does not contribute to the inversion
beyond 0.5 bar.

All that put together, it appears that the inversion
method cannot estimate capillary pressures beyond the
range probed by logs at the well path. The approach is
only able to translate into Pc the main saturation driver:
entry pressure if the model is dominated by the water
zone, Swirr if the training section is made of a long
hydrocarbon interval at irreducible saturation and the 4
exponent if the interval is covered by a thick transition
zone. The misfit with real Pc curves is not a bias but
translates simply the lack of sensitivity of the log data
to some parameters. Confidently, the approach
preferably fits the main Pc drivers.
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Fig.13 Inverted capillary pressure: median (in red), 25
and 75 percentiles (dash lines), 5 and 95 percentiles
(solid lines) along with measured capillary pressure
(black points). Results for depths X261 m (top) and
X262.7 m (bottom)

To balance such a limitation, the model could take
benefit from being applied within the same facies in a
multi-well or multi-reservoir configuration to ensure a
uniform exposure and sensitivity to all petrophysical
parameters. Conversely, this method is a unique
opportunity to evaluate the exact added value of each
source of data (log and core), their domain of
redundancy and missing areas, to the facies
characterization process at well and filed scale.



SPWLA 58™ Annual Logging Symposium, June 17-21, 2017

MODEL EXTENSION AND RESULTS

DISCUSSION

The log petrophysical inversion requires clear invasion
pattern from resistivity logs. This condition is easily
achieved in massive, thick and nearly clay-free
reservoirs as for the case study of the previous section.
But a real added value would be to run the method to
predict petrophysical and dynamic properties in facies
that have poor chance to be cored and difficult to
characterize such as thin layers or clay-rich reservoirs.

Another independent reservoir interval from the same
well, not thicker than 20 m, contains up to 15% clay
and is made of laminated levels — Figure 14. The
overall petrophysical properties are of lower quality
with slightly lower permeabilities and porosities.
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Fig. 14 Study case layout: log data and interpretation

Vertical scale: 10 m between two divisions

The inversion was run with a unique A over the 4.5 m
thick water-bearing zone (step 1) as shown in figure 15.
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Fig. 15 Inverted K. P, in the water zone function of log-
derived effective porosity

For A = 1.5, the WWJ q; coefficients obtained from
inversion are (R? = 0.71):
a, 1.621
a, 3.332
asz -1.709
a, -0.826
Table 2 - WWJ-coefficients obtained from
independent inversion in a clayey 4.5 m thick water
zone
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Fig. 16 Inverted K. P, in the water zone (with unique A)
function of log-derived effective porosity for the two
intervals of the study case: blue — interval 1: massive
reservoir of the previous section, red — interval 2: thin
clayey reservoir of study case #2. Pink dashed line:
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petrophysical trend as trained from the massive
reservoir section. Black dashed line: new trend from the
clayey section.

The inversion results are compared to the previous
reservoir section in terms of K.P; in Figure 16. The
same continuum of inverted petrophysical properties is
still applicable for porosities larger than 22 pu (pink
dashed line) but the trend diverge for porosities lower
than 21 pu (black dashed line) with increase of the K.Pq4
ratio (for same A parameter). This, irrespective of 4, can
be due to better permeabilities and/or higher
displacement pressures (hence lower reservoir
properties).

To chose between these two opposite scenarios,
inversion results for saturation in the hydrocarbon zone
are displayed in Figure 17. The interval is clearly more
heterogeneous than the previous one. Some levels have
high clay content with significant irreducible water
saturations. Saturation in the X820 and X810 m interval
globally fits resistivity and particularly the transition
zone. However, a larger misfit remains between X804
and X810 m (green tag). Different reasons can explain
such a behavior: non-adapted Archie parameters or
change of petro-facies (inversion to be run with at least
2 facies over the interval).

The inverted permeabilities over the hydrocarbon zone
are compared to the two laboratory measurements from
side wall cores (at depths X809 and X814.5 m), cf.
figure 18. They both lie roughly within the inverted k-
® trend. However, the inversion highlights two
permeability trends (black and green dashed lines) not
captured by the plug measurements. Furthermore, all
points around the green dashed line (lower k- trend)
are located within the X809 and X810 m interval (cf.
green tag in Fig. 17). Both, dynamic properties and
saturations lead to the same conclusion that the interval
is composed of a different facies of lower reservoir
properties above X810 m that cannot be inverted with
same parameters.

This conclusion is coherent with the result obtained in
terms of capillary pressures. Indeed, one single A
parameter cannot fit optimally the two plug data; the
parameter was left free in the hydrocarbon zone and
converged towards distinct values at 0.7 and 0.4
respectively above a below X810 m. After that
adjustment, the inverted capillary pressure curves match
the two plug measurements, cf. figure 19. Two curves
were added on the graph: the mean capillary curve
obtained for each sub-facies above and below X810 m.
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The inverted capillary pressure at X815 (blue) is very
close to the mean capillary curve of the deeper sub-
facies (X840 and X810 m — black dashed line) while
the result at X809 m (red) is halfway between the
capillary curves of the two sub-facies. Indeed, this plug
is close to the X810 m limit and cannot be accurately
resolved by the log data from which average Pc curves
at resistivity scale are extracted. This illustrates one of
the aspects of the petrophysical inversion: it captures
dynamic and petrophysic properties at well scale. Any
mismatch with plug data is consequently not only a
question of model but can also highlight an up-scaling
issue in case of heterogeneity.
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Fig. 17 Inverted (green) and resistivity-derived (blue)
water saturations along with NMR-derived irreducible
water saturation (red)
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Fig. 18 Inverted permeability within hydrocarbon zone
function of total porosity (blue circles) along with plug
permeabilities acquired on plugs (red squares)
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Fig. 19 Inverted capillary curves for depths X815 (in
blue) and X809 (in red), measured curves for same
(black points) with mean capillary pressure curves for
the two facies of the study interval (green dash line for
X804-X810 and black dash line for X810-X820)

To illustrate this issue of upscaling, instead of
comparing inverted permeabilities with plugs, results
were plotted against the two long build-up
permeabilities acquired at X809 and X818 m after
sampling — figure 20. Due to the high uncertainty on the
net thickness, obtained by different ways (imagery, log,
sedimentology), the permeabilities are displayed as a
range instead of a single value. The two samples
illustrate the two clear facies behaviors: sample X818 m
was run over the deeper facies. This facies is in line
with the continuum encountered in the first study case
(black dashed line) with simply a higher clay content
and consequently downgraded dynamic behavior
(permeability not exceeding 32 mD while a decade
above when clean). The second sample at X809 m was
run over a clearly different facies, out of the first
continuum as proven by the different Pc model. The
shift in the permeability trend (green dashed line) is
captured by the log inversion while not by the scarce
plug data. Inversion results are indeed quantitatively
compliant with the large scale permeabilities. The post-
sampling build up has an investigation of about 10 m
around the wellbore over a 2 — 10 m thick interval.
Such a scale is at the same order of magnitude as the
deep resistivity vertical resolution. All petrophysical
properties derived from log inversion are consequently
averaged and up-scaled over such a log resolution.
Consequently, the fit between inversion and sampling
permeabilities in the k-® domain illustrates that the
heterogeneity size of the formation of this study case is
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right in between plug and resistivity scales.
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Fig. 20 Inverted permeability within hydrocarbon zone
function of porosity (blue circles) along with range of
values for permeabilities acquired with post-sampling
long build-ups (black and green lines)

CONCLUSION

The method presented in this paper proposes a complete
petrophysical inversion of well logs by exploiting a
source of information that was considered as a bias: the
mud filtrate invasion. It can provide a reliable first
guess of petrophysical and reservoir parameters at an
early stage of the well evaluation over a consistent
approach that solves petrophysical equations with logs.
It can also fill the gap between core and test
measurements in order to constraint the upscaling of
petrophysical parameters. More than simply estimating
independent properties, the approach builds a complete
set of petrophysical laws for each reservoir facies. The
method is applicable in every context, provided
invasion can be captured by logs: thick uniform mono-
facies reservoir or heterogeneous clayey multi-facies
for example.

The next steps would be to generalize the method to
solve simultaneously multiple facies made of different
pore systems along with their intrinsic petrophysical
laws. In addition, due to the recent increase in water
base mud drilling, the equations should be revised to
solve this opposite situation of water entering an oil
bearing zone. This new context could bring an
interesting added value for field simulation and
production forecast by solving the imbibition process.
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NOMENCLATURE
a Tortuosity factor
FWL  Free water level [m]
g Gravity of earth [m.s™?]
Cumulative response of resistivity
tool
k Permeability [mD]
k, Relative permeability [mD]
LB Lower bound constraints
m Cementation factor
n Saturation exponent
P Pressure [bar]
Prorm  Formation pressure [bar]
P, Capillary pressure [bar]
P, Displacement pressure [bar]
q Flow rate [m3/s]
Qcire  Flow rate for dynamic filtration [m3/s]
R Resistivity [@2.m]
S Saturation [VIV]
S; Total saturation [VIV]
Sw Normalized saturation [VIV]
Swirr  lrreducible saturation [VIV]
T.irc  Duration of dynamic filtration [s]

Tsqe  Duration of dynamic+static filtration [s]
uB Upper bound constraints

V Volume of clay [VIV]

Ve Volume of filtrate [m3]

W Uncertainties matrix on the log
measurements

X Unknown parameters

y Vector of logs measurements

A Pore size distribution index

u Viscosity [cp]

0} Effective porosity [VIV]

ba Clay porosity [VIV]

¢b: Total porosity [VIV]

p Density [kg/m3]

Units

pu porosity unit [0, 100]

VIV volume ratio [0, 1]

Subscripts

0 oil

w water

Functions

H(-) Heaviside function: H(x<0) = 0, H(x>0) = 1
log(-) logarithm in base 10
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