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Résumé : 

Les  puits HTF-18 ; 19 ; 20 est situé dans la région de HASSI TARFA qui se situe   au Nord-

Est du Sahara Algérien  dans la wilaya de Ouargla, à   650km au sud d’Alger et à 44km au 

sud de Hassi Messaoud. 

 

 L'objectif de cette étude consiste à une évaluation des paramètres  pétrophysiques du 

réservoir Quartzites El Hamra  de ces puits. 

 

Pour avoir des résultats  des paramètres  pétrophysiques de ces puits, une étude détaillé a été 

faite sur le réservoir Quartzites El Hamra  à l'aide des données diagraphies et logiciel 

Techlog. 

 

Cette étude est basée sur l'interprétation des différentes diagraphies exécutées sur les 

réservoirs et leurs paramètres pétrophysiques telle que la porosité, la saturation, la résistivité 

et  le volume d'argile. 

L'étude a permis de subdivisée le réservoir en plusieurs unités lithologique ainsi elle nous a 

permis de limité les formations en hydrocarbure ou zone  saturé en eau dans les puits HTF-

18 ;19 ;20. 

Mots-clés: Hassi tarfa,  diagraphie, paramètre pétrophysiques,   Tec log, Quartzites El 

Hamra  

Summary: 

Wells HTF-18; 19; 20 is located in the region of HASSI TARFA which is located in the 

North-East of the Algerian Sahara in the wilaya of Ouargla, about 650km south of Algiers 

and 44km south of Hassi Messaoud. 

 

The objective of this study is to evaluate petrophysical parameters of the Quartzites El 

Hamra reservoir of these wells. 
 

To obtain results from the petrophysical parameters of these wells, an evaluation detailed 

was made on Quartzites El Hamra Reservoir using log data and software Tec log. 

 

This study is based on the interpretation of the various logs executed on the reservoirs and 

their petrophysical parameters such as porosity, saturation, resistivity and volume of clay. 
 

The study has subdivided the reservoirs into several lithology units as well as their  nature, 

and it has allowed us to limited hydrocarbon formations or saturated with water in wells 

HTF-18; 19; 20. 

 

Keywords:Hassi tarfa, well,logging , parameter  petrophysical,  Tec log, Quartzites El 

Hamra . 

 

 

 



 

 

  ملخص

 
التي تقع في الشمال الشرقي من  حاسي الطرفا  في منطقة HTF-18 ;19 ;20تقع الابار 

كم جنوب الجزائر العاصمة  056الصحراء الجزائرية في ولاية ورقلة ، على بعد حوالي 

 .كم جنوب حاسي مسعود 44و 

 
الهدف من هذه الدراسة هو تقييم العوامل البتروفيزيائية لخزان كوارتزيت الحمرا 

 .هذه الآبارل

 
تقييم مفصل نقوم ب   : للحصول على نتائج العوامل البتروفيزيائية لهذه الآبار

   Tec log .لخزان   كوارتزيت الحمرا باستخدام بيانات التسجيل و برنامج سجل

 

 
سجيلات المنفذة على الخزانات ومعلماتها توتستند هذه الدراسة على تفسير مختلف ال

 .مثل المسامية والتشبع والمقاومةوحجم الطين البتروفيزيائية

 

وقد قسمت الدراسة الخزانات إلى وحدات حجرية متعددة حسب طبيعتها ، وتسمح لنا  .

 HTF-18 ;19 ;20 الابار فيبتحديد التكوينات الهيدروكربونية أو المشبعة بالماء 

 

 Tec البيتروفيزيائية،حاسي الطرفا ،التسجيلات،العوامل : الكلمات الرئيسية

log،كوارتزيت الحمرا. 
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Introduction générale   

 

L’étude des paramètres pétrophysiques des roches constitue une importante étape dans 

l’exploration et la production pétrolière du réservoir. En effet, pour comprendre et prévoir 

les qualités de la production d’un réservoir, il est nécessaire de connaître les propriétés pétro 

physiques (porosité, perméabilité, saturation, densité) des roches réservoirs. Dans ce 

contexte l’objectif de cette étude consiste à donner une  caractérisation pétrophysique de la 

zone  de Hassi Terfa. 

Au cours du forage d'un puits, il est très important de connaître les caractéristiques des 

couches traversées susceptibles d'être productrices. Dans cette intention, on procède 

généralement à un carottage mécanique qui permet d'extraire des échantillons de roches 

qu'on analyse en laboratoire. Les mesures effectuées ont pour but de déterminer la porosité, 

la perméabilité et les saturations en fluides de la roche ainsi que les limites des zones 

intéressantes. Les diagraphies différées donnant des informations en continu représentent 

l'autre outil fondamental à cet égard. 

Ce présent mémoire s’articule sur la caractérisation du réservoir de la zone de Hassi   

Terfa, il est subdivisé en 3 chapitres : 

Chapitre I : un aspect théorique sur les paramètres pétrophysiques et les différents 

méthodes utilisée pour les déterminés ainsi qu’un  contexte général sur le bassin HassiTarfa. 

Chapitre II : présente une interprétation des paramètres pétrophysiques à l’aide de  

logiciel TechLog. 

Chapitre III : contient les résultats des interprétations faites par le logiciel TechLog. 
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Introduction : 

La pétrophysique est l’étude des caractéristiques physiques des roches pour qu’une puisse 

constituer un réservoir, il faut : 

-Qu’elle ait une certaine capacité de stockage. Cette propriété est caractérisée par la porosité. 

-Que les fluides puissent y circuler. Cette propriété est caractérisée par la perméabilité. 

-Qu’elle contienne une quantité suffisante d’hydrocarbures, avec une concentration 

suffisante. Le volume imprégné intervient ici,  ainsi que les saturations. 

-Les méthodes utilisées pour caractériser les roches réservoirs sont essentiellement les 

mesures sur carottes et les diagraphies.[11] 

I -1.Les paramètres pétrophysiques du réservoir : 

I .1.1- La porosité : 

I .1.1.1.Définition : 

La porosité est l'ensemble des volumes de petite taille, ou pores, pouvant être occupés 

par des fluides à l'intérieur d'une roche 

C'est une grandeur pétro physique permettant l’évaluation de la capacité d’un milieu poreux 

à emmagasiner une quantité de fluide. La porosité (Ø) est aussi une valeur numérique définie 

comme étant le rapport entre le volume des vides ou pores (Vp) et le volume total (Vt) d'un 

milieu poreux. 

 

                                                         Ø = Vv/ Vt(exprimée en %) 

 

 

 

 

 

 

Figure I- 01 : les différents volumes dans la roche 

I.1.1.2. Les différents types de porosité 

 La porosité utile (Фu): 

La porosité utile (ou connectée ou effective) de l’échantillon est le rapport du volume des 

pores qui sont reliés entre eux au volume total de l’échantillon. 
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 La porosité résiduelle (Фr) : 

  Due aux seuls pores non reliés. Il peut s’agir soit de vides intra-cristallins (inclusions 

fluides ou gazeuses par exemple), soit inter cristallins mais reliés au reste du réseau poreux 

par des accès trop étroits. La porosité utile est en général inférieure de 20 à 25% à la porosité 

totale. [11] 

  

 

 

 

 

 

Figure I- 02 : les différents types de porosité 

 La porosité totale(Фt ) : 

Donné parФt  =Фu+Фr 

I.1.2. La perméabilité (k) : 

I.1.2.1. Définition : 

La perméabilité d’une roche caractérise son aptitude à permettre l’écoulement des 

fluides contenus dans son espace poreux. Ce dernier ne permet le déplacement des fluides 

que dans la mesure où ses pores sont reliés entre eux ; on dit alors qu’il est perméable.  

La perméabilité est donnée par Loi améliorée de Darcy : 

        
 

 
  

  

  
→I.1 

Q : Débit d’écoulement de fluide.        

K : Perméabilité (mD). 

µ: viscosité du fluide. (Cp) 

dP/dx: la chute de pression à travers toute la longueur de l’échantillon.        

A : Surface de l’échantillon cylindrique.     .[11] 
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Figure I-03 :L’expérience de Darcy 

I.1.2.2.Types de perméabilités : 

 Perméabilité absolue : 

C’est la perméabilité mesurée avec un seul fluide présent, par exemple : la perméabilité à 

l’air, la perméabilité à l’eau, la perméabilité à l’huile. 

 Perméabilité effective : 

Quand un fluide existe dans la porosité de la roche (à une saturation différente de la 

saturation irréductible minimale), le résultat de la mesure de la perméabilité à l’aide d’un 

deuxième fluide est appelé perméabilité effective pour ce fluide. 

 Perméabilité relative : 

C’est le rapport de la perméabilité effective sur la perméabilité spécifique. La perméabilité 

relative à un fluide donné varie en fonction directe de la saturation de ce fluide dans la roche 

et s’exprime en pourcentage de déplacement d’un fluide par rapport à l’autre.. [11] 

La perméabilité absolue d’une roche est fonction de la direction considérée (les 

roches ne sont pas isotropes). On définit en particulier les perméabilités horizontales 

Kh(écoulement parallèle et vers les puits) et verticales Kv (problèmes de ségrégation de 

fluides de masses volumiques différentes). Par suite de la stratification, en règle générale, les 

Kv sont nettement plus faibles que les Kh (rapport de 1 à 10 par exemple). 

En pratique, dans les gisements d’hydrocarbures il y a toujours au moins deux fluides 

présents (eau + hydrocarbures). La loi de darcy permet alors de définir, pour chacun des 

fluides, une perméabilité effective. Pour deux fluides 1 et 2 :        
  

  
  

   

  
 →I.2 

                                                                                 
  

  
  

   

  
 →I.3 
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Les pressions dans le fluide 1 et 2 étant différentes par suite de phénomènes capillaires. On 

utilise surtout la notion de perméabilité relative, par exemple : 

Perméabilité relative à l’huile   = 
                                  

                        
 

Ces perméabilités relatives dépendent de l’élément de roche considéré et des proportions des 

fluides en présence. [11] 

I.1.2.3.     loi de darcy : 

La perméabilité intrinsèque ou absolue d’une roche est l’aptitude de cette  roche à 

laisser circuler à travers ses pores un fluide dont elle est saturée. Elle peut être chiffrée grâce 

à la loi de darcy, loi expérimentale.    

Considérons un échantillon de longueur dx et de section A ,saturé d’un fluide de viscosité 

dynamique U, traversé horizontalement par un débit Q  ( mesuré dans les conditions de la 

tranche dx) ; en régime permanent , la pression amont est P , la pression aval est P-dP 

.l’étanchéité  est faite sur les faces latérales . S’il n’y a pas de réaction du fluide avec la 

roche, ce qui est le cas général, on a : l’equation de I.1 

 K, coefficient dit de perméabilité, est indépendant du fluide considéré en première 

approximation .c’est la perméabilité absolue ou intrinsèque de l’échantillon dans la direction 

considéré. La perméabilité a la dimension d’une surface. Dans le système international S.I ; 

on a K en mètres carrés : 

 

 -si :             
 
  

     

    

   
→I.4 

Système pratique (utilisé couramment dans la profession) : 

 

-si :              
 
   

   

    

    
→I.5 

 

L’unité usuelle est le milli darcy :  1mD = 0 ,987 * 10       

En La gamme des perméabilités rencontrées est très étendue ; elle varie depuis 0,1 mD 

jusqu'à plus de 10 D. on peut employer les termes suivants pour spécifier la valeur de la 

perméabilité :                  

 

1mD =  10        ,       1darcy = 1  1mD = 1(     

 

 



Chapitre I                                                   Synthèse bibliographique 

 

 

8 

k< 1 mD : très faible 

      1 à 10 mD : faible 

    10 à 50 mD : médiocre 

  50 à 200 mD : moyenne 

200 à 500 mD : bonne 

>500 mD : excellente. 

 

Remarque : dans un milieu poreux, la perméabilité varie généralement avec la direction de 

l’écoulement. [11] 

 

 I.1.3. Saturations (S) : 

Il est essentiel de connaître la nature des fluides qui occupent les pores de la roche. 

La saturation d'un échantillon de roche en un fluide est le rapport du volume de ce fluide 

dans l'échantillon au volume de pore Vp de l'échantillon. 

On définit ainsi : 

la saturation en eau e
e

p

V
S

V
  (= Sw (water)) →I.6 

la saturation en huile h
h

p

V
S

V
  (= So (oil))    → I.7 

 

la saturation en gaz 
g

g
p

V
S   

V
  (= Sg (gas))     →I.8 

Avec Se + Sh + Sg = 1 

Lors de la migration des hydrocarbures le déplacement de l'eau sus-jacente n'a jamais 

été complète. En effet, la perméabilité à un fluide devient nulle quand la saturation en ce 

fluide devient trop faible : ce seuil est appelé la saturation irréductible (pour le fluide 

considéré). En conséquence, il y aura toujours de l'eau dans un gisement, appelée eau 

interstitielle. Ceci est la conséquence des phénomènes capillaires liés à l'exiguïté des pores : 

l'eau est un fluide "mouillant" qui s'étale sur les surfaces solides et va rester piégée dans les 

pores les plus petits. 

Les valeurs courantes de la saturation en eau interstitielle sont de : 10 % <Swi< 35 %. 

Les mesures des saturations proviennent essentiellement des diagraphies.[8] 
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I.2.  Mesure des paramètres pétro physiques du réservoir : 

I.2.1. Mesures de la porosité : 

La porosité est influencée par la taille des grains, leur arrangement, leurs formes, le ciment 

et la compaction. Il existe deux méthodes de mesure : 

I.2.1.1. Mesure sur carotte : 

On détermine donc sur un échantillon, de forme géométrique simple généralement, deux 

des trois grandeurs Vp ,Vs et Vt. 

L’échantillon le plus classique (Plug) est cylindrique ;sa section est de l’ordre de 4 à  

12cm2 et sa longueur varie entre 2 et 5 cm. 

Les Plugs sont au préalable, lavés et séchés. Les appareils de mesure sont couplés à des 

micro-ordinateurs qui permettent l’obtention rapide des résultats [11]. 

I.2.1.1.1. détermination de Vt : 

I.2.1.1.1.1Mesure par l’immersion dans le mercure : 

L’appareil comporte un cadre C lié par une tige à un flotteur F qui plonge dans un 

bécher contenant du mercure. Un index repère R est fixé sur la tige. 

Un plateau B est accroché sous le cadre. 

    -Première mesure : on pose l’échantillon sur le plateau B avec un poids P1 pour amener R 

au contact du mercure. 

    -Deuxième mesure : l’échantillon est placé sous les griffes du flotteur , on place des poids 

P2 sur B pour ramener R au contact du mercure   

pHg masse spécifique du mercure à la température de la mesure. 

Pour que la mesure de VT soit valable, il faut que le mercure ne pénètre pas dans 

l’échantillon.[5] 

 

 

 

 

 

 

 

Figure I-04 :voltométre de I.F.P. 
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I.2.1.1.2. Mensuration 

  Les méthodes précédentes ne conviennent pas si la roche comporte des fissures ou des 

macropores, car le mercure pénétrerait dans ceux-ci.[5] 

On peut alors prendre un morceau de carotte cylindrique et mesurer au pied à coulisse son 

diamètre d et sa hauteur h :   
     

 
→I.9 

I.2.1.1.2. détermination de Vs : 

I.2.1.1.2.1.  mesure de la poussée archimédienne exercée sur l’échantillon par un 

solvant dont il est saturé (figure 05) 

Cette méthode est la plus précise, mais l’obtention d’une saturation complète est 

délicate et longue. Les opérations sont normalisées. 

La différence des pesées de l’échantillon sec dans l’air (Pair) et dans le solvant où il est 

immergé (P immergé) donne Vs : [5] 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figure I- 05 : détermination de Vs pesée immergé 

 

I.2.1.1.3. détermination de Vp volume des pores utiles  

Le volume des pores peut être mesuré directement : soit par mesure du volume d’air 

contenu dans les pores, soit par pesée d’un liquide remplissant les pores, soit par injection 

de mercure. 

I.2.1.1.4. Méthode de la sommation des fluides  

 On étude ici un échantillon (frais) qui contient eau, huile et gaz. La répartition de ces 

fluides n’est pas la même que dans le gisement, puisqu’il y a eu invasion de la carotte par 

le filtrat de la boue et, ensuite, décompression pendant la remontée de la carotte. Mais la 

somme des volumes de ces trois fluides, pour un volume total unité de roche, donne la 

porosité utile de l’échantillon (le volume totale  est déterminé grâce à une pompe 

volumétrique à mercure).[11] 
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Les mesures de la porosité par les méthodes directes se font au laboratoire sur des 

échantillons extraits des forages. Ces méthodes consistent à mesurer le volume du solide 

(Vs) qui est donné par la formule : 

Vs = Vt - Vv  →I.10 

Il suffira donc de mesurer deux de ces trois volumes pour calculer la porosité. Les 

méthodes de mesure les plus classiques sont résumés dans le tableau I-1. 

En réalité ces méthodes ne sont pas équivalentes. Si la détermination du volume totale 

ne pose pas de problème théorique, il n’en est pas de même pour la détermination des 

autres volumes (Vv) et (Vs), étroitement liés. Les méthodes3,4et5(tableau I-1) ne prennent 

en copte que les pores reliés à l’extérieur alors que les méthodes 6en partie et 7en totalité 

prennent en compte tous les vides.[9] 
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Tableau I- 01 :Principale méthodes de mesure de la porosité (Bourbié&al., 1986) 

 

I.2.1.2.  Mesure à partir de diagraphie 

Les mesures de porosité par les méthodes indirecte sont basé sur la géophysique grâce aux : 

-Neutron CNL (Compensated Neutron Log) 

-FDC (Formation Density Compensated) 

-Sonic 

Volume 
Mesuré 

Référence 
dans le texte 

Méthodes de mesure 

 

 

Volume 

total (Vt) 

1 
Poussée d’Archimède dans le mercure : le mercure 

liquide non mouillant, ne pénètre pas sans pression 

dans les pores. On obtient une 
mesure très précise du (Vt) 

2 Mesure directe au comparateur :cette méthode ne convient 
que pour les 

échantillons de formes très régulières 

Volume des 

pores 
(Vv) 

3 Prise de fluide mouillant par saturation totale sous 

vides :on obtient directement (Vv) par différence de 

poids sec et saturé 

 

 

 

Volume du 

solide (Vs) 

 

4 

Compressibilité d’un gaz parfait :on trace le 

diagramme pression- volume injecté dans une 

enceinte d’abord vide puis contenant l’échantillon. 

Par différence on calcule le (Vs) dont on néglige la 
Compressibilité 

5 
Poussée d’Archimède dans un fluide mouillant saturant 

totalement le corps poreux : par différence entre le 

poids sec et le poids immergé on 
mesure directement (Vs) 

6 Mesure de la masse volumique du solide :après broyage 
fin du corps 

Poreux 

7 Calcul de la masse volumique du solide :par analyse 
quantitative des 

minéraux le constituant 



Chapitre I                                                   Synthèse bibliographique 

 

 

13 

Les mesures par diagraphies électriques se font en se basant sur la formule d’Archie 

qui lie le facteur de formation (F) avec la porosité, mais également à la forme et la taille des 

pores, qui elle-même en fonction avec la résistivité de la formation. 

a: coefficient empirique (0.81pour les sables ; 1 pour les roches compactes) 

m : coefficient de sédimentation = 2. 

Ro : résistivité de la formation saturée en hydrocarbures 

Rw: résistivité de la formation saturée en eau 

Ces méthodes sont bien expliquées concernant le fonctionnement de l’outil, son 

enregistrement et sa lecture Schlumberger (1989),AAPG,(1986)Selley,(1998,1985)et 

Benzagouta (1991, 2001) sont des documents expliquant en détails tous les paramètres. 

pétrophysiques leur utilisation, leur possible combinaison ainsi que leur interprétation et les 

corrections à porter.[2] 

I.2.1.2.1. Diagraphies Neutron (Indice d’Hydrogène) : 

A  l’aide  de  sources  appropriées  on  soumet  les  formations  à  un  bombardement  intense  

de neutrons rapides, d’énergie initiale comprise entre 4 et 6 MeV. Grâce à leur vitesse 

initiale élevée (10.000 Km/s), les neutrons rapides ont un grand pouvoir de  pénétration.  Ils  

vont  entrer,  de  ce  fait,  en  collision  avec  les  noyaux  des  atomes  des formations qu’ils 

traversent et perdent progressivement de leur énergie. 

 

  

 

 

 

 

 

 

 

Figure I- 06 : Outil et principe de mesure de la diagraphie neutron. 
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La  mesure  de  l’indice  d’hydrogène  (IHh)    ou  la  porosité  (Фn)  dépend  en  

quelque  sorte  et surtout  du  nombre  d’atomes  d’hydrogène  par  l’unité  de  volume  dans  

la  formation,  ceux -ci étant soit liés à l’eau ou aux l’hydrocarbure (donc à la porosité et à la 

saturation), soit à la composition moléculaire de la roche, mais aussi à un moindre degré, des 

autres atomes entrant dans  la  composition  de  la  roche  soit  par  suite  de  leur  pouvoir  

ralentisseur,  soit  par  leur pouvoir absorbant. 

 Application : 

Combiné avec  d’autres outils, il permet d’identifier la lithologie. 

L’évaluation de la porosité des roches de réservoirs. 

Combiner avec le LDT pour les poches de gaz. 

Evaluation de la densité des hydrocarbures. 

Bon critère de corrélation de puits à puits.[2] 

I.2.1.2.2.Diagraphie densité : 

ρb= (1-φ).ρma+ φ.ρf  
       

       
→I.11 

Elles sont toutes basées sur le principe de l’intersection entre une radioactivité 

incidente et les composantes  de  la  formation  soumises  au  bombardement  radioactif.  La  

source  radioactive émet des rayonnements gamma qui heurtent les atomes de la formation. 

Trois types d’interactions se produisent suivant l’énergie des protons incidents: 

L’effet Compton si l’énergie des photons est entre 0,1 à 1MeV. 

L’effet photoélectrique si l’énergie des photons est inférieur à 0,1 MeV. 

L’effet de production de pair si l’énergie des photons est supérieur à 1,01 MeV. 

Les courbes de densité enregistrées sont en échelle de sensibilité 1,95 à 2,95 g/cm3.[4] 
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Figure I- 07 : outil et principe de mesure de la diagraphie densité. 

 Application : 

Détermination une porosité densité indispensable à l’interprétation moderne. 

La comparaison du neutron, densité et résistivité permet une identification des fluides dans 

les réservoirs et la localisation des contacts gaz/huile et huile/eau. 

Détecter la présence de gaz dans la zone envahie car elle provoque une forte diminution de la 

densité, donc une porosité densité anormalement haute. 

Identification minéralogique des argiles, principalement par la combinaison.[2] 

I.2.2.Mesure de la perméabilité absolue: 

I.2.2.1. Mesure sur carotte : 

Il n'est pas simple de mesurer la perméabilité. C'est une grandeur statistique du 

matériau. On peut la comparer à une vitesse d'infiltration et dans ce cas, un infiltromètre est 

parfait pour faire la mesure. 
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La perméabilité absolue peut être déterminée sur échantillon par circulation d’un liquide ne 

réagissent pas avec la roche ; il y a alors le problème de la saturation préalable de 

l’échantillon avec le liquide. 

Elle est plus couramment déterminée par circulation d’air (perméamétries à air  charge 

constante ou à charge variable). 

Ces dernières mesures se font avec de l’air sous pressions voisines de la pression 

atmosphérique. Dans ces conditions, étant donné l’exigüité des pores, le nombre de chocs 

des molécules sur les parois de ceux-ci est important par rapport au nombre de chocs des 

molécules entre elles ; la viscosité est mal définie et l’on obtient une perméabilité supérieur à 

celle de liquide, considérée comme étant la bonne (effet kinkenberg) : 

              
 

  
)→I.12 

Pm : pression moyenne de l’écoulement.    

Pour les besoins usuels, Kair obtenue est suffisante, sauf pour les valeurs faibles de K où la 

correction est appliquée systématiquement. 

Il faut signaler aussi que les contraintes sur l’échantillon n’étant pas les mêmes au laboratoire 

que dans le gisement, la perméabilité n’est pas non plus la même. Des mesures de 

perméabilité sous contraintes sont utiles pour les faibles perméabilités, qui varient beaucoup 

avec les contraintes. 

La perméabilité aux hydrocarbures est obtenue à partir des essais de puits , elle représente 

alors la moyenne d’un grand volume de terrain.[11] 

I.2.2.1.1. Mesure à l’aide du perméamètre à variable : 

Principe de la mesure  

L’échantillon cylindrique, lavé et séché, est placé dans un bouchon de caoutchouc 1 .le 

bouchon est  mis dans un corps métallique2 portant un évidement de même conicité que lui. 

Un système de serrage 3 comprime le bouchon de telle sorte que l’étanchéité est alors 

réalisée d’une part sur le pourtour de l’échantillon, d’autre part entre  la base du bouchon et 

le siège. La mesure se fait de la manière suivante :L’eau coulant dans le bac à niveau 

constant 4, on fait monter à l’aide de la poire 5 son niveau dans le tube de verre. Puis  
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On détermine à l’aide d’un chronomètre le temps t d’écoulement de l’eau entre les deux 

repères d’un des tubes calibrés quand l’air traverse l’échantillon, la poire étant alors isolée du 

tube.  

La perméabilité est :k = 
   

  
 →I.13 

La constante B, donnée par un tableau, dépend du calibre du tube choisi. 

Un appareil récent, automatique, permet les mesures en continu de 36 échantillons disposés 

sur un plateau, en un temps de 3 à 4 h. il est couplé bien entendu à un micro-ordinateur 

(laboratoires beicip).[11] 

Figure I-08 : Perméamètre à charge variable 
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I.2.2.2. Mesure à partir de diagraphie : 

En utilisant les données diagraphiques (par l’outil de Test des formations : RFT) et autres. 

I.2.3. Mesure de la saturation : 

I.2.3.1. Mesure sur carotte (analyse des carottes) : 

Elle est pratiquement presque toujours impossible, même en prenant des précautions 

lors du carottage, en effet, lors de la remontée de la carotte, il y a  chuté de pression et de 

température. Les fluides contenus se détendent, et leur répartition en surface n’est plus celle 

qu’ils avaient in situ. 

Dans certains cas (boue de forage adaptée), on peut déterminer la saturation en eau 

irréductible sur des échantillons prélevés au cœur de la carotte.[11] 

I.2.3.2. Mesure à partir de diagraphie : 

Lorsqu'une partie des pores de la roche est remplie par des hydrocarbures, gaz ou 

huile de résistivité infinie ou air, cela va modifier la résistivité. Archie a établi une formule 

très largement utilisée résistivité de la roche dans la zone saturée en eau 

 

    
  

  

 
  →I.14 

Résistivité de la roche dans la zone sous-saturée 

 

En général n = 2 pour la plupart des roches meubles, on obtient alors pour la zone vierge : 

 

                   →I.15 

 

Et pour la zone lavée : 

  

          
            →I.16 

Avec Sxo = saturation en filtrat et Sw = saturation en eau. On définit aussi Shc = saturation 

en hydrocarbures dans la zone vierge et Shr = saturation en hydrocarbures résiduels dans la 

zone lavée. 

Sxo + Shr = 1 dans la zone lavée et Sw + Shc = 1 dans la zone vierge. 
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 La résistivité des roches dans la zone lavée 

Dans la zone lavée la loi d'Archie s'écrit : Rxo = F·Rmf  →I.17 

Rxo = résistivité de la roche dans la zone lavée ; 

Rmf = résistivité du filtrat qui remplit les pores de la roche ; 

F = facteur de formation. 

 La résistivité des roches dans la zone vierge 

Dans la zone vierge la loi d'Archie s'écrit : Rt = F·Rw  →I.18 

Rt = résistivité des roches dans la zone vierge ; 

Rw = résistivité de l'eau d'imbibition ; 

F = facteur de formation. 

En général on utilise pour l'exécution des forages de l'eau prélevée dans les rivières voisines, 

cette eau est très généralement plus résistante que l'eau de formation qui imbibe les roches 

forées. 

On peut alors écrire : 

Rmf>Rw ce qui entraîne Rxo>Rt 

I.3.  Présentation du champ : 

I.3.1.  Situation géographique générale : 

Le champ de HASSI MESSAOUD est situé à 700Km au Sud Est d’Alger, à 350Km 

de la frontière tunisienne et à 80 Km à l’Est de Ouargla. 

Il a une superficie de 2000Km², à une altitude de 142m. 

Le climat y est désertique avec des températures allant de 0°C à 47°C en moyenne. 

En automne et au printemps la région est soumise à des vents de sables avec une vitesse 

pouvant atteindre les 100Km/h.[12] 

Sa localisation en coordonnées Lambert sud Algérie : 

X= 790.000 - 840.000  Est. 

Y= 110.000 - 150.000 Nord. 
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I.3.2.Situation géographique et géologique du champ de Hassi Terfa 

I.3.2.1.  Situation géographique du champ de HassiTerfa : 

Le champ de HassiTerfa est un champ périphérique de Hassi Messaoud. Il correspond à une 

structure satellite qui s’étend vers le sud, se trouvant dans le bloc n° 427 et occupant 

globalement la partie de transition du permis de Hassi-Dzabat et le champ de Hassi 

Messaoud. Il est limité par : 

  Le parallèle 31° et 32° Nord. 

et 
 

 Les méridiens 6° et 7° Est. 

 

I.3.2.2.  Situation géologique du champ HassiTerfa : 

La structure de HassiTerfa est située dans la province triasique, au sud du gisement 

de Hassi Messaoud sur la bordure de trend El Gassi- El Agreb-Hassi Messaoud. Le champ 

de HassiTerfa est limité par: 

 Le champ de Hassi Messaoud au  Nord et  Nord-Est. 

 Structure anticlinale de Hassi D'zabat, à l'Ouest. 

 A l’Est est situé le champ de Mesdar. 

 Au Sud on a le champ d’El Gassi. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Figure I- 09 : situation géologique du champ de Hassi Terfa 

HassiT

erfa 
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I.3.3.  Historique de l'exploration : 

HassiTerfa est une structure récemment découverte. Elle est en phase d'exploitation avec 

quelques puits de production. 

Le premier puits (HTF-1) a été foré en septembre 1999, situé entre les gisements de Hassi 

Messaoud, El AgrebZotti et, El Gassi qui sont productifs d'huile dans le Cambrien. 

L'objectif primaire de ce puits était l'évaluation du Cambrien (Ri et Ra). Les Quartzites de 

Hamra constituaient un objectif secondaire. 

Le forage des réservoirs Ri et Ra se sont avérés aquifères, par contre les Quartzites de Hamra 

se sont avérés à huile.[12] 

I.3.4.  Structure dans le cadre local : 

La structure de HassiTerfa appartient au prolongement septentrional de l'axe d'El Agreb-

Hassi Messaoud, dans lequel s'insèrent des différents plis anticlinaux d'orientation NE-

SW, recoupés parfois par des failles subméridiennes, de moindre ampleur. 

L'image structurale actuelle est le résultat d'une tectonique polyphasée, ayant affecté la 

région depuis l'orogenèse panafricaine; la phase hercynienne est la plus importante le long 

du trend El Agreb-Hassi Messaoud et ses structures associées. 

L'individualisation des structures s'est effectuée durant le Paléozoïque. Les mouvements 

tectoniques d'âge Jurassique voire même Actuel, ont également un impact non négligeable 

sur le schéma structural final où on peut distinguer localement des horsts et des mini 

grabens. 

Le gisement de HassiTerfa a une forme anticlinale allongée, orientée NE-SW, avec 

fermeture contre faille à l'ouest. Elle est bordée par des failles majeures et secondaires de 

même direction.[12] 
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I.3.5.   les différentes caractéristiques du champ de  HassiTerfa : 

Tableau I- 02 : caractéristiques du champ de Hassi Terfa. 

Caractéristiques 

Roche réservoir Ordovicien 

Découpage Un seul drain plus au moins 

 Homogène  

Mise en production 1999 (HTF1) 
 

Moyenne 6540 
 

  

Moyenne 115  

  

Propriétés pétrophysiques Médiocres (Tightreservoir) 

   

Propriétés mécaniques YME : 6 à 14 Mpsi ; : 

 8000 à 15000 psi  

   

Etudes géomécaniques Inexistante  

   

   

Activité de la fracturation Difficile  
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I.3.6.   Colonne lithologique type de la région de HassiTerfa : 
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Conclusion : 
 

           Le principal but de cette partie d'étude est de mettre en évidence l'évolution des 

paramètres pétrophysiques (Porosité, Perméabilité et saturation) par les mesures sur carotte 

et les  diagraphies et leur répartition dans le réservoir. 
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Introduction 

Logicielle Techlog nous permet d'effectuer une interprétation de base et avancée sur tous les 

types des données de puits de forage, notamment les enregistrements, les fichiers de base, les 

images, les photos et les sections fines. Il peut concevoir les propres flux de travail pétro 

physique afin de générer des interprétations rapides et significatives basées sur l'expertise 

locale et l'application de méthodes standard de l'industrie pour la lithologie, la porosité, la 

saturation et la perméabilité. 

Définition 

  Techlog est une plate-forme logicielle Windows appartenant à Schlumberger et destinée à 

regrouper toutes les informations relatives aux puits de forage. Il permet à l'utilisateur 

d'interpréter tous les enregistrements et les données de base. Il répond au besoin d’une plate-

forme unique capable de prendre en charge tous les flux de travail d’intégration 

d’interprétation et de données de puits de forage, réduisant ainsi le besoin d’une multitude 

d’outils hautement spécialisés. En regroupant l'ensemble du flux de travail sur une plate-

forme unique, le risque et l'incertitude peuvent être évalués tout au long de la vie du puits de 

forage.[7] 

Histoire  

Le logiciel Techlog a été développé à Montpellier (Sud de la France) par une société appelée 

Techsia. Techsia a été créée en 2000. La première version de Techlog était disponible dans le 

commerce1 en 2002. Techlog a été développé pour offrir une interface moderne et 

conviviale, permettant une visualisation et une interaction faciles de toutes les données, avec 

un workflow pré-arrangé permettant aux utilisateurs moins expérimentés de suivre. Techsia a 

rendu l'interprétation multi-puits plus accessible à tous les experts techniques. En 2009, 

Schlumberger a acquis Techsia [1].et la plate-forme Techlog et ils supportent et 

commercialisent actuellement Techlog. Techlog offre de nouvelles fonctionnalités dans 

chaque nouvelle version, non seulement en interprétation pétro physique et géologique, mais 

également en interprétation géo mécanique, en incertitude et en liens avec la plate-forme 

standard de l'industrie telle que Pétrel. Techlog propose également le nouveau module 

acoustique qui ajoutera beaucoup plus de fonctionnalités à l’application.[6] 
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Diagraphie 
(interprétation 
diagraphique) 

Interprétation 

Qualitative   
Interprétation 

Qualitative   

Création  Project 

Importation des données 

Edition des zonations et 

visualisation des logs 

           Interprétations  

Calcul de volume 

d’argile  

Calcul de la porosité et 

saturation  

Cutoff et sommation 

Représentation des résultats 

d’interprétation (log composite) 

Exportation des résultats 

d’interprétation  

II.1. Étapes de calcul des paramètres petro physiques par le logiciel 

Techlog : 

 

 

 

 

 

 

II.1.1.   Interprétation Qualitative : 

Une étude lithologique avec l’interprétation des abaques. 

 

 

 

 

 

. 
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Création Project   

Importation des données 

Affiché les données des logs 

suivants 

GR – KTH – CAL  De M2R1 a M2R9 U – TH - K ZDEN – PE – 

CNC  

Remplissage entre TH  et K Inséré remplissage entre GR et inséré 

KTH   

Mesure la température de formation  

Initialisation des données de salinité et 

température  

Evaluation minéralogique de puits avec 

Quanti .Elan  

Feuilles de calcul et édition des zones  

Effectué une synthèse  la productivité 

II.1.2. Interprétation Quantitative : 

 Interprétation quantitative : Méthode Quanti Elan (TechLog SLB) Est une application 

d'inversion minéralogique qui peut fournir une évaluation quantitative de la formation, de la 

partie tubée au bien du trou ouvert. L’évolution est accomplie grâce à l'optimisation 

simultanée des équations décrites par une ou plusieurs modèles d’interprétation 

 

 

 

. 

 

. 

 

 

 

 

 

 

 

   

 

 

 

 

 

 

 

 

 



Chapitre II            l’interprétation des paramètres pétrophysiques  par logiciel TechLog 

 

 
29 

II.2. les explications d’utilisation de logiciel Techlog : 

II.2.1. Menu de TechLog : 

 

Figure II- 01: menu de logiciel Techlog. 

II.2.2. Création Project  

Afin de créer un projet dans le Techlog, il faut suivre les étapes suivantes : 

-La première étape est de créer un nouveau projet suivant l’objectif du travail, en 

introduisant dans le logiciel des renseignements liés à l’objet ciblé (puits) (nom de projet, 

pays). 

-Toutes données liées à cet objet vont stocker dans ce projet. 

 

Figure II- 02 : une explication de création un nouveau projet. 
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II.2.3. Importation des données : 

L’importation des données exige d’aller au menu de TechLog pour ouvrir le tampon 

d'importation. Une fois que les données ont été importées, on passe directement à l’étape 

d’affichage des Logs. 

 

Figure II- 03 : une explication d’importation des données. 

II.2.4. Zonation (Corrections environnementales) : 

 Dans cette étape, on va faire une zonation dans le log, qui définit les limites de 

différentes formations (top et bot tom) traversées par un forage. 

 

Figure II- 04 : une explication de zonation. 
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II.2.5. Interprétation par techlog : 

II.2.5.1. InterprétationQualitative : 

Après la Création d’un nouveau project et importation des données et l’identification des 

zones on va calculer le volume des argiles, la saturation d’eau, la porosité effective et la 

perméabilité résiduel graphiquement comme présente la figure ci-dessous : 

 

Figure II- 05: un log view d’interprétation qualitative. 

-Il existe plusieurs méthodes pour calculer les paramètres suivants : Vargile, porosité, porosité 

effective, saturation de l’eau et la perméabilité comme il est indiqué ci-dessous : 
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Figure II- 06 : explication de détermination 
du VSH par TechLog 

Figure II- 07 : explication de détermination 
de la porosité par TechLog 

Figure II- 08 : explication de detrmination du 

Sw par techlog 

Figure II- 09 : explication detrmination        

du  permeabilite   par techlog                                                                                                  
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  -Ce dessous on va donner à chaque paramètre un exemple d’une méthode du calcul :    

A. Volume d’argile VSH à partir de Gamma Ray : Cette méthode calcul le volume 

d’argile avec une courbe GR uniquement en entrée. Lors du calcul effectué sur une ou 

plusieurs zones, le VSH_GR est automatiquement calculé et affiché dans une présentation 

spécifique. 

-Equation: 

 Calcul l’indice GR: 

  

GRindice =
            

                  
   →II.1 

  

 Méthode lineaire: 

  

Vargile =GRindice→II.2 

B. Porosité totale à partir de la densité : Cette méthode calcule la porosité totale en 

utilisant le log de Sonic. 

Wyllie : 

Øt =
       

        
      →II.3 

 

Δtma : Lecture du journal de lenteur en compression dans 100% de matrice roch. 

Δtf : Lecture du journal de lenteur en compression dans 100% d'eau. 

Δt : Lecture du journal de lenteur compressive dans la zone d'intérêt.[1] 

C. Porosité efficace à partir de la densité 

Cette méthode calcule la porosité effective en utilisant le log de densité, ainsi que le volume 

d’argile. 
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ØT =
      

      
     →II.4 

ØT argile =
             

        
    →II.5 

ØE= ØT - (ØT argile* Vargile)    →II.6 

D. Saturation d’eau à partir de la méthode Dual-water : 

Un modèle de formations schisteuses qui considère qu'il y a deux eaux dans l’espace des 

pores : 

 - l'eau lointaine, qui est l’eau de formation normale ;  

- l’eau à proximité de (ou argile - eau liée) qui proximité de la surface de l’argile.  

L'eau liée à l'argile est constituée de contre-ions d'argile et de l'eau d’hydratation associée. 

Le volume de cette couche est déterminé par son épaisseur, constante aux fortes salinités, et 

par sa surface, proportionnelle à la concentration en contre-ions par unité de volume des 

pores (Qv). Le volume d'eau liée à l'argile par unité de volume des pores, Swb, Peut donc être 

écrit comme: 

 Swb = α * Vq * Qv    →II.7      où          Vq = 0,28 cm 3 / meq à 25
o
C, et α = 1 

Vq : le facteur relatif du volume à une concentration de contre-ion à forte salinité (une 

fonction uniquement de la température.) 

α: coefficient augmente avec l’augmentation de température et la diminution de la salinité.[1] 

   Tableau II- 01 : présentation des composants de formation.   

 

 

Solide Fluide 

Matrice Silt Grés sec Eau 

liée 

Eau 

libre 

hydrocarbure 

Matrice Argile Porosité effective 

Porosité totale 
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-Le modèle Waxman-Smits : a été développé sur des mesures de base. Il utilise la capacité 

d'échange de cations et la porosité de base plutôt que les journaux. De plus, la fraction d’eau 

associée à l’argile n’est pas explicitement identifiée dans le modèle WS et en (1984) ont 

appliqué une théorie électrochimique aux mêmes données originales et développé le modèle 

plus loin. Ils ont introduit les concepts d’eau liée et de porosité totale et créé le Dual-Water 

Modèle. Les deux modèles sont théoriquement équivalents, mais les paramètres du modèle à 

double eau peuvent être obtenus directement auprès de les journaux, tandis que ceux de la 

méthode Waxman-Smits proviennent de mesures de base. 

C0 =
 

          )    →II.8 

Co : est la conductivité de la formation. 

F * : est le facteur de formation. 

Cw : est la résistivité de l'eau de la formation. 

B : est la conductivité équivalente au contre-ion. 

 

-Dans les roches d'hydrocarbures, le Waxman-Smits L'équation devient: 

Ct =
        

  

 
     

       

  
 )   →II.9 

Facteur de formation : 

                                                       F
*
 = 

 

        →II.10 

 

 

Résistivité : 
 

  
  

  
      

  

  
 [1 +

        

   
 ]     →II.11 

 

Volume des pores Qv =CEC .ρg .(1 – Øt) / (100 . Øt )     →II.12 

Mobilité des ions Na + : 
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B = 
                        

     
                   

     →II.13 

m * : Exposant de la porosité dans l'équation W-T. 

n * : exposant de saturation dans l'équation W-T. 

B : Mobilité des ions Na +: (mho.cm2 / meq) Fonction de Rw et température. 

Qv  :Capacité d'échange de cations: meq / ml de volume de pores dépend de la forme et du 

type de schiste. 

CEC : Capacité d'échange de cations: meq / 100g d'argile sèche. 

ρg : Densité du grain d’argile ( 2,65 g / cc). 

T : température en 
o
C. 

Rw : résistivité l'eau de.Formation  

D. Calcule de perméabilité a partir methode Wyllie-Rose 

La perméabilité est calculée d’après ces paramètres (porosité, saturation en eau irréductible) 

Par l'équation de Wyllie-rose: 

PERM = kw *
    

         →II.14 

PHI: Porosité 

Sw : saturation en eau irréductible 

d= 6.0 

e=2 

Kw = 62500 pour l’huile  / 6500 pour gas. 

II.2.5.2. Interprétation Quantitative : 

A. Affiché les logs par « log view » : Cette étape est importante dans cette préparation, elle 

a pour but de vérifier l’ensemble des données insérées en réglant des unités et les échelles de 

log suivant le besoin ; ce travail est fait à l’aide d’une plateforme de Techlog (Log view). 

L’affichage des données en logs se fait selon un ordre donné, dans la plateforme de Log view 

en peut sélectionnez les variables à modifier.[1] 
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FigureII-20 : un log view d’interprétation quantitative.  

B. La création d’Elan :La Création d’Elan est exigée de passer par plusieurs étapes : 

premièrement nous allant à la partie de diagraphie dans le menu de logiciel puis en passe au 

pré-calcule pour calculer la température de formation à partir des données (profondeur, 

température).Après ce calcul de préparation, on passe à l’initialisation des paramètres ; les  

résultats de cette étapes sont très importants pour terminer la création (résistivité de filtrat de  

boue, la température de filtrat de boue, le poids de boue, la zone à eau Sallé, le gradient de 

température) . 

Après l’initialisation, on passe directement à l’application Quanti Elan puis affiché et Sauve 

garder l’Elan. 
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C. Evaluation minéralogique de puitsavec quanti. Elan :Le programme informatique 

ELANPlus est conçu pour l’évaluation quantitative de la formation du niveau de la 

enregistrementen boucle et à l’état ouvert. L'évaluation est réalisée en optimisant les 

équations simultanées décrites par un ou plusieurs modèles d'interprétation. ELANPlus à un 

seul puits peut être exécuté à tout moment une fois les modifications préliminaires des 

données (correction, correction de profondeur, correction environnementale, par exemple) 

terminées. 

  -La plupart des utilisateurs pensent que le but de l'application ELANPlus est de résoudre le 

problème dit inverse, dans lequel les mesures de log, ou outils, et les paramètres de réponse 

sont utilisés ensemble dans des équations de réponse pour calculer les résultats 

volumétriques des composants de formation. En réalité, cet aspect du programme n'est qu'un 

des aspects d'une relation à trois voies entre les outils, les paramètres de réponse et les 

volumes de composants de formation. 

-La relation est souvent présentée dans un diagramme triangulaire: 

 

 

Figure II- 11 : explication de détermination   du 
la température de formation  par  TechLog 

Figure II- 12 : explication d’initialisation 
paramètres  de  quant  Elen 
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-Dans ce diagramme, le t représente le vecteur d’outil - toutes les données d’instrument 

d’enregistrement et les courbes synthétiques. Le v est le vecteur de volume, les volumes des 

composants de la formation. R sont la matrice de réponse, contenant les valeurs de paramètre 

pour ce que chaque outil lirait, étant donné 100% de chaque composant de la formation. 

Étant donné les données représentées par deux angles quelconques du triangle, le programme 

ELANPlus peut déterminer le troisième. 

-Dans le problème inverse, t et R sont utilisés pour calculer v. Comme indiqué 

précédemment, la solution du problème inverse est souvent considérée comme la tâche 

principale du programme ELANPlus. 

-Le problème de transfert, également connu sous le nom de reconstruction de enregistrement, 

utilise R et v pour calculer t. Un problème de reconstruction de enregistrement est calculé 

pour chaque problème inverse ou processus de résolution. Les enregistrementsreconstruits 

sont comparés aux données d'entrée pour déterminer la qualité des résultats volumétriques du 

problème inverse. 

-REMARQUE: le problème inverse ne concerne que les volumes de composants de 

formation. D'autres résultats du programme traditionnel d'interprétation des 

enregistrements(tels que la saturation en eau, la densité de grain de la matrice, etc.) sont 

fournis par le processus Fonction. Cette approche permet à l'utilisateur du programme de 

contrôler les définitions des types de sortie supplémentaires au lieu de les coder en dur dans 

le programme. 

-La matrice : Une équation de réponse est une description mathématique de la façon dont 

une mesure donnée varie par rapport à chaque composante de la formation. Les équations à 

réponse linéaire les plus simples sont de la forme : 

Measurement =    
     
         →II.15 

Vi :volume d un composant de formation . 

Ri :réponse de paramètre pour le composant de la formation. 

L equation de gamma ray par exemple : 

GR =           
          →II.16 

-En sais que :1 =      
            →II.17 
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Le nombre des composants de formation = le nembre des equations utilisée dans la matrice.  

II.2.6.Effectué une synthèse de la productivité : 

Pour faire une exploitation de gisements , il faut déterminer les zone plus prédictive (log que 

partir Techlog) pour cela en détermine les limites de la porosité et de la saturation d’eau et de 

volume d’argile :[1] 

 

FigureII- 13 : explication d’une synthése de productivite. 

Détermine quelle courbe de coupure sera utilisée pour définir les indicateurs de sortie, par 

défaut, ROCHE, RES et PAY. 

-ROCHE : Définit les intervalles de la roche comme un exemple quartize el hamra.  

-RES : Définit (dans les intervalles ROCHE) les intervalles de réservoir et ignore les zones 

que le volume d’argile supérieur à 40%. 
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-PAY : définit les intervalles entre les réservoirs imprégnés des hydrocarbures en ignorée les 

zones qu’est le volume d’argile supérieur de 40% et la saturation d’eau supérieur de 35% et 

la porosité inferieur a 2%. 

 

Figure II- 14: Log représentatif des paramétres(porosité,Sw,Vargile)et des flags(RES Net 

Flag,Pay Net Flag) 

Les flags (RES Net Flag, Pay Net Flag), c’est l’ensemble des données et les informations 

recueillent permettre une bonne compréhention de transaction avec les niveaux productifs, 

comme on détermine les endroits où on peut faire l’opération de perforation pour une bonne 

production.[1] 

II.2.7. Les résultats finals : 

 II.2.7.1. Interprétation qualitative :  

Figure II- 15 : les résultats finals d’interprétation qualitative.  
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    -les résultats de l'analyse diagraphique   contenir 7 piste successive: profondeur; 

formation; GR; volume shale(Vsh); porosité neutron (NPHI) et densité (RHOB); porosité 

totale (PHIT_ND), porosité utile (PHI_ND), saturation en eau due à la porosité utile par 

rapport le volume total de la roche selon méthode d'Archie (BVW_AR); saturation en eau de 

formation selon Archie (SW_AR). 

-On observe que le volume d'argile lié directement aux rayonnements gamma c’est-à-dire, si 

le GR augmente s’indique une augmentation de l'argilosité et l'inverse indique la transition à 

un niveau propre relativement. 

-La comparaison entre densité et porosité neutron toujours permis d'identifier entre l'argile et 

le grès sachant que le grès possède une porosité neutron supérieure relativement à la densité 

vice-versa pour l'argile. 

-Le sixième piste rejoindre: PHIT_ND, PHI_ND, BVW_AR, cette représentation donne la 

possibilité d'observation de la porosité résiduelle représenter en rouge, elle augment dans les 

argiles (limité enter PHIT_ND et PHI_ND), et la saturation en hydrocarbures coloré en noire 

lié avec les bancs gréseux (limité enter PHI_ND et BVW_AR) qui donne une idée sur la 

quantité des hydrocarbures et la comparaison des bancs productives, détermine qui ont un 

intérêt pétrolier. 

-On remarque qu’il y a une relation entre l'argilosité et l'eau de formation. Les niveaux 

d'argile rencontre immédiatement une grande valeur de saturation en eau souvent atteindre 

100% et diminue dans les grès,( c'est  l'aptitude de l'argile de conserver les molécules d'eau) 

-Concernant la perméabilité est considérable dans les grés inversement aux argiles où elle est 

nulle 
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II.2.7.2. Interprétation Quantitative :  

 

Figure II- 16 : les résultats finals d’Interprétation Quantitative.  

Les résultats d'analyse diagraphique pour les contenus des pistes comme suivant : 

Premier piste : profondeur. 

Deuxième piste : gamma ray (potassium et thorium), gamma ray total, et entre eu il 

représente de l’existence de silt.   

3eme piste: résistivité de rayonne 90m.  

4eme piste : saturation d’eau. 

5eme piste : porosité. 

6eme piste : une présentation des composants de formation étudiée.  
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Conclusion : 

         Dans ce chapitre en a travail sur logiciel TechLog et découvre comment ça fonctionné 

et donné des détails sur eu. Le TechLog est un logiciel qui facile Sée l’interprétation et 

donné des résultats évidons, il utilise les principes de diagraphie (des relations) à partir des 

logs des utiles (gamma ray et les résistivités …etc.), et pour avoir des résultats que nous 

besoin. Le but d’utilisé logiciel TechLog c’est pour déterminé les paramètres petro physique 

de la formation géologique.                    
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Introduction :  

Dans ce chapitre en va parler de l’étude de la géométrie et distribution des paramètres pétro 

physiques avec une corrélation diagraphique entre les puits quand on a choisi et faire une 

interprétation   avec des cartes et des tableaux. Cette étude sur Les puits HTF-18 ; 19 ; 20 

s'inscrit dans le cadre du programme de développement de la structure de Hassi Terfa. Le 

forage de ces puits permettra d'évaluer le potentiel du réservoir Quartzites el Hamra, ainsi 

que la reconnaissance d’un éventuel contact huile - Eau. 

III.1. Interprétation pétrophysique : 

L'interprétation pétro physique a été réalisé sur la base de l'analyse des enregistrements 

diagraphiques des différents puits traversant les formations, en prenant compte toutes les 

données disponibles, notamment les descriptions des carottes, les rapports de fin de sondage 

et les logs. Le but de cette interprétation est d'évaluer les réservoirs traversés par les forages, 

et de suivre l'évolution latérale de ses paramètres pétro physiques, tels que la porosité, la 

saturation en fluide, le volume d’argile et l'épaisseur utile des grès.[3] 

 

Figure III- 01 : Position des puits HTF18 et HTF19 et HTF20 
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III.1.1. Interprétation de puits HTF18 : 

 

Figure III- 02 : Logs composite de Quartzites el Hamra de puits htf18.  

Les contenus des pistes de cette figure présentent les paramètres suivants : profondeur, 

gamma ray, résistivité, saturation d’eau, porosité, une présentation des composants de notre 

formation.          

La dernière piste de cette figure présente la structure de notre formation Q.H qui composée 

de kaolinite et de silt et quartz avec la présence d’eau et des hydrocarbures. 

les composants de ce puitsHTF18sont les même composants des puits HTF19et HTF20. 

 En remarque que le volume d’argile dans la formation ce change par rapport à la profondeur 

et la présence des argiles dans la formation en grand quantité est un mauvais signe pour la 

production.  
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 A partir de quatrième piste en remarque que la porosité est inferieur a 6% donc la porosité 

été faible et la saturation d’eau été élevée donc c’est un mauvais signe pour la production en 

générale.    

III.1.1.1. Etude sur une carotte puits HTF18 : 

A partir des essais au laboratoire du CRD-HMD sur des carottes des puits qui ont fait 

l’objet d’une étude géomécanique tels que : Les essais de compression simple UCS pour 

calculer le module d’Young et le coefficient de Poisson statiques. Les essais soniques pour 

déterminer les vitesses de propagation des ondes acoustiques (P et S) afin de déduire le 

module d’Young et le coefficient de Poisson dynamiques (selon les formules de Jeager et 

Cook 1979).Des corrélations ont été établies entre les différents paramètres dynamiques et 

statiques. En parallèle, un traitement de données des diagraphies enregistrées en Open Hole 

est réalisé dans le but d’avoir une compatibilité avec les résultats obtenus à partir des essais 

au laboratoire du CRD-HMD. Les données exploitées des diagraphies sont principalement : 

la profondeur comme référence, la saturation en huile So la porosité utile, la teneur en argile 

VSH, obtenus à partir des diagraphies de résistivité, porosité Neutron-Densité et GR 

respectivement, davantage la contrainte horizontale minimale notée (HPMI) et le module 

d’Young statique noté (YME).Dans cette étude, la corrélation de Hassi Messaoud (1995) 

présente une corrélation-type pour L’établissement de la corrélation de Hassi Terfa.[3] 
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III.1.2. Interprétation de puits HTF19 : 

 

Figure III- 03 : Logs composite de Quartzites el Hamra de puits htf19. 
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Tableau III-01 : les résultats d’interprétation diagraphique de puits htf19 

 puit zones Flag 

Name 

Top Bottom unit Gross Net Av_POR

_QM 

Av_VSH

_QM 
Av_SW

_QM 

1 HTF-

19 

QH ROCHE 3342.000 3420.771 M 78.771 78.771 0.071 0.126 0.442 

2 HTF-

19 

QH RES 3342.000 3420.771 M 78.771 69.017 0.070 0.118 0.437 

3 HTF-

19 

QH PAY 3342.000 3420.771 M 78.771 20.858 0.078 0.083 0.203 

D’après le tableau III-04,les logs de volume d’argile, de porosité et de saturation en a 

identifié la zone de paye. La hauteur de cette zone est égale 20 m. Cette zone est une zone 

productrice et la saturation d’huile est élevé, (So supérieur de 65% ) la porosité supérieure de 

2% donc en peut dire que le volume des hydrocarbures égale ou supérieur de 1.3% de 

volume totale de la roche aussi le volume d’argile est inférieur de 40% donc la perméabilité 

de cette zone est élevée. 

A partir de cette figure En remarque que le volume d’argile de ce puits est inférieur par 

rapport le volume d’argile de puitsHTF18 et les zones PAY est assemblé en deux partie : 

- partie supérieur (3342m-3350m). 

- partie inferieur (3380m-3413m).   

A partir du tableau( III-04)en remarque que la porosité moyenne de la zone roche est 

supérieur à la porosité moyenne de la zone RES donc la différence du pourcentage de la 

porosité entre les deux zone est liée à la présence d’eau liée à l’argile dans notre 

formation.[3] 
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III.1.3. Interprétation depuitsHTF20: 

Figure III- 04: Logs composite de Quartzites el Hamra de puitsHTF20. 

Tableau III-02: les résultats d’interprétation diagraphique de puitsHTF20. 

Flag 

Name 

Top Bottom L’unité Gross Net Av_P

OR 

Av_VSH

_QE 

Av_SWT 

DUAL_UNL 

ROCHE 3342.000  3459.000  M 117.00  117.000  0.099 0.204 0.964 

RES 3342.000  3459.000  M 117.00  101.632 0.094 0.150 0.818 

PAY 3342.000  3459.000 M 117.00  7.6200 0.102 0.048 0.252 
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Le tableau et la figure sont déterminent les paramètres suivant saturation d’eau ,volume 

d’argile, la porosité et déterminé les zones suivant :(ROCHE-RES-PAY). 

ROCHE : présente la zone de Quartzites el Hamra. 

RES : présente la zone réservoir où le volume d’argile inferieur de 40% donc présente le 

réservoir d’eau et des hydrocarbures. 

PAY : présente les intervalles entre les réservoirs imprégnés des hydrocarbures où le volume 

d’argile inferieur de 40% , la porosité supérieure à 2% et la saturation en eau inferieur de 

35%.   

À partir du tableau (III-5) en remarque que la hauteur de la zone PAY est très petit comparé 

avec la hauteur de la zone PAY de puitsHTF19, se signe est négative pour la production.    

A partir du même  tableau en remarque que la porosité moyenne de la zone PAY est 

supérieur  à celle des zones RES et ROCHE 

Le volume d’argile et la saturation d’eau des zones RES et ROCHE sont plus grand que la 

zone PAY 

Les zones PAY de ce puits est un peu dispersé au contraire de celle du puits HTF19.  

Le volume d’argile de ce puits est élevé et aussi la saturation d’eau donc ces signes sont 

mauvais pour la production. 
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III.2.Une étude corrélative diagraphie entre les puits htf18-htf19-htf20 :  

La première partie sera de créer des cartes on iso-valeurs de la région d’étude, les valeurs 

représenter au sien des cartes sont soit des paramètres pétro physique ou des épaisseurs et 

profondeurs, les interprétations des cartes peut donner une idée régionalisé sur la distribution 

de ces paramètres, la deuxième partie dans cette corrélation consiste à créer des logs. [3] 

Figure III- 05: graphe de corrélation entre les puits htf18-htf19-htf20 

 A partir des enregistrements diagraphiques on utilisant TechLog, qui va nous paramètre de 

synchroniser les unités de réservoir entres le puits choisi dans le profiles d’étude. 

 -Ce graphe représente une coupe N-E de la zone d’étude passant par 3 puits de notre choix 

HTF18, HTF19, HTF20.A partir de cette corrélation on voit que : 

-la position de puits HTF18, est plus élevée que les autres puits HTF19, HTF20   
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-HTF18 est érodé, (disparition des grés d’Ouargla), par conte dans HTF19 et HTF20, ils sont 

bien conservés. 

III.3.Quartzites el Hamra : 

 Quartzites el Hamra sont constituées de grés gris blanc à blanc, localement gris noir, fin à 

moyen parfois grossier, silico-quartzitique compact, dur, passant par endroit à des quartzites, 

localement bitumineux, glauconieux, avec passée d’argile gris foncé, indurée, silteuse, 

micacée; abondance de Tigillites et fissures remplies de pyrite; présence de fractures 

remplies de roches détritiques. Passée d’argile, brun foncé et gris noir, parfois gris vert, 

indurée, silteuse, micacée, inclusion de galets d’argile gris vert. 

 

Figure III- 06 : Carte en iso épaisseurs du réservoir QZH. 

-On note une répartition des épaisseurs croissante vers la direction SE, et une réduction très 

importante vers le NW au niveau de la faille NE – SW où l’on observe un rejet d’environ 

30m 

Cette réduction d’épaisseur est due à la surélévation de cette partie du flanc érodé lors de la 

phase érosion hercynienne. [3] 

Suite à un rejet ultérieur à la phase hercynienne et à la faveur de la faille la partie SE, se 

trouve actuellement en position structurale plus haute. (Voir carte isobathe) 
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Figure III- 07: Zoom sur la carte en isobathes au toit du réservoir Quartzites el Hamra. 

Cette carte présente une structure anticlinale locale favorable qui prolonge vers NE-SW avec 

un pendage assez abrupt vers le NW notant la présence d’une faille. Le flanc SE de cette 

anticlinal se présente sous forme d’une structure monoclinale descendante avec une pente 

SE-NW. 

III.4.Interprétation des cartes : 

III.4.1.Interprétation de carte iso porosité au toit des Quartzites El Hamra : 

 La carte en iso porosité établie pour les Quartzites el Hamra présente des bonnes valeurs 

avec un maximum de (9%). La distribution de ces valeurs montre que les bonnes valeurs 

relatives de la porosité sont enregistrées aux alentours des puits HTF4 et HTF 18 au Sud du 

gisement, alors que les valeurs médiocres sont enregistrées aux alentours des puits HTF 

14, HTF 19 (8%). Par contre les faibles valeurs sont enregistrées aux alentours du puits    

HTF12 et HTF10, HTF20, HTF 16 (5-2%). 
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Figure III- 08 : carte-en iso porosité au toit des Quartizites el Hemra.  

III.4.2. Interprétation de carte iso perméabilité au toit des Quartzites El Hamra : 

Figure III- 09 : carte-en iso perméabilité au toit des Quartizites el Hemra. 
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 La carte en iso perméabilité établie pour les Quartzites el Hamra présente des faibles valeurs 

avec un maximum de 10mD, la distribution de ces valeurs montre que les faibles valeurs de 

la perméabilité sont enregistrées aux alentours des puits HTF04, HTF14, HTF09 et 

HTF18, HTF17, aux environ de(3-6mD), des valeurs plus faibles enregistrées HTF20, 

HTF10, HTF03et (2mD). Alors qu’on enregistre des valeurs très faibles aux alentours de 

tous les autres puits à partir de HTF05. 

III.4.3. Interprétation de carte iso saturation en eau au toit des Quartzites El Hamra : 

La carte en iso saturation établie pour les Quartzites el Hamra présente la distribution des 

faibles valeurs (25%) qui sont enregistrées aux alentours des puits HTF17, HTF04, HTF19, 

HTF20, HTF02, HTF11. 

 

Figure III- 10: carte-en iso saturation en eau au toit des Quartizites el Hemra.  

III.5.Interprétation des profils de la porosité: 

III.5.1.Profils de la porosité (W-E) de Quartzite el Hamra : 

 Le profil de porosité établie de (W-E) au niveau de réservoir Quartzite el Hamra et 

passant par les puits (HTF11, HTEF14, HTF19, HTF03) montre que les meilleures valeurs 

de porosité se localisent au niveau de puits HTF19 vers la base 12 %, et en moyenne  de 9 %  

dans la partie sommitale,  par contre les valeurs de  la porosité sont faibles au niveau des 
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puits (HTF11, HTF14, HTF 03).

 

Figure III- 11 : Profils de la porosité (W-E) de Quartzite el Hamra. 

III.5.2.Profils de la porosité (N-S) de Quartzite el Hamra : 

Le profil de porosité établi de (N-S) au niveau de réservoir Quartzite el Hamra qui passe par 

les puits suivant (HTF10, HTF20, HTF19, HTF04, HTF17) montre une bonne valeur de 

porosité dans le puits HTF04 (12%) vers le haut et vers le bas dans le puits HTF19, et valeur 

médiocre HTF20 (8%),par contre faible dans les autres puits HTF10, HTF17.
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Figure III- 12: Profils de la porosité (N-S) de Quartzite el Hamra. 

III.6Interprétation des profils de la perméabilité :   

III.6.1. Profils de la perméabilité (N-S) de Quartzite el Hamra : 

On constate dans le profil de perméabilité établi (N-S) au niveau du réservoir Quartzite el 

Hamra et passant par les puits (HTF10, HTF20, HTF19, HTF04, HTF17)  que les meilleures 

perméabilités  se localisent dans le puits  HTF04 ≤70mD, passant latéralement vers le puits 

HTF17 au sommet ; par contre des faibles valeurs  dans les autres puits (6mD).

 

FigureIII- 13 : Profils de la perméabilité (N-S) de Quartzite. 
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 III.6.2. Profil de perméabilité (E-W) de Quartzite el Hamra :  

On constate dans le profil de perméabilité établi de (W-E)et passant par les puits 

(HTF11, HTF14, HTF19, HTF03) que la meilleure perméabilité se localise verticalement au 

niveau de puits HTF19, vers la base (100mD) avec extension latérale 3000m vers l’Est et 

1000m vers l’West aux puits HTF11, HTF14, et HTF03. 

 

Figure  III- 14: Profil de perméabilité (E-W) de Quartzite el Hamra. 

 

Conclusion : 

 Dans ce chapitre en a étudie les paramètres petro physiques de la région Hassi Tarfa.         

La formation de cette région c’est Quartzites el Hamra, Cette formation est poreuse et 

perméable  

Ces paramètres change avec le changement des puits, cette étude est nécessaire pour le 

développement efficace et idéal de la région de Hassi tarfa 
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Conclusion générale 

L’étude des paramètres pétro physiques effectuées dans la région de HASSI TARFA 

qui se situe   au Nord-Est du Sahara Algérien  dans la wilaya d’Ouargla, à 650 km au sud 

d’Alger et à 44 km au sud de Hassi Messaoud, ont pour objectif de déterminer les 

caractéristiques de réservoir de Quartzite el Hamra. L’interprétation qualitative et 

quantitative montre que le réservoir de Quartzite el Hamra a une bonne porosité, une 

perméabilité moyenne. Les résultats de cette interprétation montrent que : 

-L’extension de réservoir dans la structure HDZ est régulière, l’épaisseur varie entre 111m 

100m.  

-La dégradation des paramètres pétrophysiques sont liées à l’histoire diagnostique des 

sédiments (compaction, cimentation) ainsi que les conditions d’enfouissement de réservoir et 

l’histoire tectonique régionale. 

- Quartzite el Hamra présenté un intérêt économique très important a causé d’existence des 

hydrocarbures avec des quantités importantes.   

-La production du réservoir dépend principalement à la  porosité ainsi à la saturation en 

hydrocarbures et à l’absence des grandes quantités d’argile dans la formation. 

 

Recommandations 

En guise de ce travail nous recommandons : 

  Pour les essais au laboratoire, il est nécessaire d’augmenter le nombre d’échantillons pour  

mieux évaluer les paramètres pétrophysiques du réservoir. 

 Faire des tests de longue durée afin d'obtenir des paramètres du réservoir  plus fiables. 

Une étude pétrographique très  poussée pour mieux caractériser le réservoir (Quartizites el 

Hamra). 

Exécuter des coupes géologiques et des corrélations lithologiques du réservoir de la 

Quartizites el Hamra à travers tous les puits u champs et suivant toutes les directions diverses 

possibles, de préférence avec l’option CPS3 (logiciel GEOFRAM-SCHLMBERGER) pour 

révéler les lentilles gréseuses et leur extension. 



Conclusion générale et recommandations 
 

 

63 

Implantation des  nouveaux puits d’exploration au sud et l’Est du gisement pour déterminer 

le contact eau-huile. 

Exécuter des coupes géologiques et des corrélations structurales et lithostratigraphiques du 

réservoir  de Quartizite el Hamra  à travers tous les puits du champ et suivant toutes les 

directions diverses possibles. 

 Faire des opérations de diagraphies pour bien identifier les différents contacts huile-eau et 

gaz-huile.   

En cas d’implantation d’un nouveau puits, Il faut cibler la zone de meilleur indice de 

productivité et caractéristiques pétrophysiques. 

La porosité et la perméabilité contrôlent la production d’un réservoir ou d’un puits.  les 

mesures sur carottes restent le seul moyen de caractérisation direct de ces deux paramètres ; 

afin d’appuyer l’efficacité de ces mesures il faut recommander pour les futurs études : 

la correction des mesures prises dans les conditions ambiantes à des conditions de fond . 
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Annexe 

  

Tableau A-01 : donnes obtenues sur la carotte htf18. 

N°

carott

e

N° 

éch 

Cote

(m)

Porosité 

à Hélium

%

Pérmeabilit

é à l'air 

(mD)

1-1 3286,04 - -

1-2 3286,25 -

1-3 3286,47 8,66 0,226

1-4 3286,72 8,10 0,322

1-5 3287,70 - -

1-6 3288,52 8,36 0,242

1-7 3289,03 7,31 0,041

1-8 3289,23 9,31 1,718

1-9 3289,48 10,26 0,092

1-10 3289,76 - -

1-11 3290,28 - -

1-12 3290,65 8,97 0,098

1-13 3291,34 9,18 0,115

1-14 3291,76 4,52 0,104

1-15 3292,25 - -

1-16 3292,80 - -

1-17 3294,08 2,30 0,276

1-18 3296,17 - -

1-19 3296,52 3,10 0,511

1-20 3296,75 - -

1-21 3297,34 - -

1-22 3298,71 - -

1-23 3299,03 - -

1-24 3306,21 5,24 0,004

1-25 3306,50 6,59 0,007

1-26 3307,03 4,46 0,012

1-27 3307,25 5,91 0,017

1-28 3307,47 3,81 0,011

1-29 3307,73 - -

1-30 3308,90 2,32 0,010

1-31 3310,89 7,19 0,04

1-32 3311,03 6,21 0,013

1-33 3311,23 7,23 0,059

1-34 3311,66 8,88 0,079

1-35 3311,87 3,97 0,548

C1
 

 

À partir de tableau en remarque que le moyen de porosité environ 5.8 ce que confirme la 

faiblisse de la porosité de ce puits.       

 

 

 

 

 

 

 



 

 

Tableau  A-2 : Stratigraphie de Hassi Terfa. 

 


