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Résumé :

Le stockage géologique de CO2 est envisagé pour contribuer à la réduction des émissions
de CO2 dans l’atmosphère. Dans le cadre d’injection de CO2 à l’échelle industrielle (millions
à gigatonnes de CO2), les aquifères salins profonds seraient les mieux adaptés à ce type de
projets en terme de capacité.

Toutefois, ces injections vont affecter le système naturel en induisant des perturbations des
gradients de pression à court et à moyen terme.

Des études prévisionnelles sont nécessaires pour évaluer ces perturbations ainsi que les
risques de contamination (fuites de CO2, déplacement des fluides natifs), et les risques d’inter-
férences entre projets d’injection ou entre utilisations du sous-sol.

Les aquifères salins étant généralement peu caractérisés, les incertitudes géologiques sont
à considérer lors de l’étude de faisabilité du stockage et des risques associés puisque les pa-
ramètres géologiques influencent la réponse du système à l’injection. Nous nous sommes in-
téressés aux incertitudes résultantes en termes de prévisions de perturbations de pression et
de migration de CO2 et à leurs conséquences sur la faisabilité des projets de stockage. Dans
un premier temps, les incertitudes de modélisation (changement d’échelle, résolution de la va-
riabilité spatiale des propriétés pétrophysiques) et géologiques (propriétés pétrophysiques de
la formation d’injection et de la couverture) ont été étudiées sur des modèles 2D conceptuels.
L’objectif étant de balayer les champs d’incertitudes pour des modèles peu coûteux en temps
de calcul, pour ensuite, réduire les évaluations à effectuer dans le cadre de la modélisation
3D régionale du système souterrain et y appliquer des méthodes simplifiées, validées en deux
dimensions.

Des centaines de réalisations stochastiques sont utilisées pour évaluer l’influence de la va-
riabilité spatiale de la perméabilité. Pour limiter le nombre de simulations d’écoulement à effec-
tuer, des méthodes de sélection de réalisations, à partir de "proxy-response" (i.e. approximation
de la réponse par une méthode de calcul simplifiée) ont été testées et validées.

Ensuite, les modèles 3D sont construits à partir des données d’un modèle hydrogéologique
du bassin parisien. Différents scénarios d’injection sont envisagés. La sensibilité de la réponse
est étudiée principalement par rapport à la variabilité spatiale de la perméabilité et à la com-
pressibilité des pores. Cette dernière étape permet de mieux appréhender les risques d’interfé-
rences en fonction des incertitudes majeures, d’une part des paramètres géologiques, et d’autre
part des paramètres physiques liés à l’injection.

Mots clés : Stockage géologique de CO2, Aquifère, Echelle régionale, Incertitudes géologiques,
Interférences, Hétérogénéités.
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Abstract :

This thesis studies the regional-scale response of an aquifer system to a massive CO2 in-
jection. Industrial-scale CO2 injections into deep saline aquifers affect natural groundwater
systems by generating short-term to medium-term pressure gradient perturbations.

To evaluate contamination risks and interference risks between injection projects or other
uses of underground space, modelling studies become necessary. The geological parameters of
underground formations are also to be taken into consideration as they certainly influence the
injection response. But, saline aquifers are generally poorly-characterized which adds uncer-
tainties to an already complex system.

This thesis aims to explore uncertainties in pressure perturbations and CO2 migration pre-
dictions, and their consequences in terms of CO2 storage feasibility studies.

Firstly, modelling and geological uncertainties have been tested on 2D conceptual models.
This step, based on simpler models than 3D ones, allows a fast uncertainties discrimination
and save computational time. Hundreds of stochastic realizations are generated to define the
influence of permeability spatial variability. To limit the number of flow simulations, selection
procedures of realizations are applied and tested. Selections are derived from fast-calculations
methods called "‘proxy-response"’.

Secondly, once these methods have been 2D tested and validated, and once a number of
uncertainties have been eliminated, these methods and related ones are applied to the under-
ground system 3D modelling. The 3D models have been built based on available data from an
existing Paris Basin hydrogeological model. Several injection scenarios have been considered
and tested. Permeability spatial variability and pore compressibility are the two main para-
meters chosen to evaluate the injection response. This last step allows a better definition of
interference risks between the major uncertainties from geological parameters and injection-
related physical parameters.

Keywords : CO2 geological storage, Deep saline aquifer, Large scale, Geological uncertainties,
Interferences, Heterogeneities.
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Introduction

Contexte général

L’utilisation de l’énergie fossile représente actuellement 4/5èmes de la production mondiale.
Etant donnée la demande mondiale croissante en énergie, les énergies fossiles resteront en-
core majoritaires durant les prochaines décennies, en particulier le charbon dont les réserves
sont évaluées à environ 150 ans et dont l’exploitation reste relativement peu onéreuse. Par
conséquent, les émissions de gaz à effet de serre associées à cette utilisation continueraient
d’augmenter.

Le captage et stockage géologique du dioxyde de carbone (CCS, Carbon Capture and Sto-
rage) est l’une des technologies envisagées par l’IEA (International Environmental Agency, [1])
pour réduire ces émissions et permettre une transition énergétique vers des énergies moins
"carbonées". Cette technologie permettrait la séquestration à long terme dans les formations
géologiques du CO2 provenant des industries énergétiques, chimiques ou des matériaux (e.g.
cimenteries).

Le principe du stockage de CO2 repose en partie sur le fait que des hydrocarbures (pétrole
et gaz) ont déjà pu résider dans des formations souterraines (réservoirs) pendant des millions
d’années. Les techniques d’injection de gaz dans les formations sédimentaires sont connues
car utilisées depuis plusieurs décennies pour stocker le gaz naturel dans le but de répondre
aux demandes saisonnières 1 ou aux fortes demandes ponctuelles. L’injection de CO2 est éga-
lement pratiquée dans les réservoirs pétroliers (EOR, Enhanced Oil Recovery) pour améliorer
la production (maintien de pression, modification des propriétés physico-chimiques des hydro-
carbures).

Puisque cette technologie est maîtrisée dans le cadre de ces exploitations, elle pourrait
être rapidement implémentée pour le stockage de CO2. Néanmoins, la séquestration du CO2
présente des différences en termes de propriétés physico-chimiques, de valeur économique, de
durée et de quantité de stockage. Les quantités devront être plus importantes que dans les deux
cas précédents et la séquestration est ici envisagée à long terme contrairement aux variations
saisonnières du gaz naturel ou du cas de l’EOR dont l’objectif principal n’est pas de stocker le
gaz. Ces différences impliquent des problématiques techniques et économiques spécifiques au
CCS, mais aussi en termes de législation et d’acceptation par la population.

Les différents projets pilotes de capture ou de stockage ont permis de montrer que la tech-
nologie utilisée est viable pour le CCS. Néanmoins, d’un point de vue technique, des systèmes

1. Le stockage de gaz naturel a d’abord été mis en place en tant que réserve stratégique (pour assurer une
réserve équivalente à trois mois de consommation) en France suite à la crise du Canal de Suez. Cette mesure a
également été mise en place dans d’autres pays non-producteurs.
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intégrés à grande échelle doivent être mis en place pour démontrer leur efficacité (IEA 2009
[1]).

Pour que le stockage géologique de CO2 puisse contribuer significativement à la réduction
de la teneur en dioxyde de carbone dans l’atmosphère, de grandes quantités devront être in-
jectées (milliards de tonnes [2]). En effet, les émissions mondiales de CO2 par les industries
étaient d’environ 29.4 milliards de tonnes de CO2 en 2008. En France, à l’échelle du bassin pa-
risien, ce sont des émissions de CO2 de l’ordre de 20Mt par an qui sont prévues d’ici 2020 dans
la zone de l’estuaire de la Seine. Si l’objectif est de stabiliser la concentration atmosphérique
en CO2 à 500ppmv [3] soit une réduction de 600 à 700 GtCO2 à atteindre pour 2050-2060,
et si 10% de cette limitation peuvent être obtenus par le CCS, cela représenterait l’injection de
60-70GtCO2 sur une période de 30-35ans. Ceci revient à considérer la mise en place de 260
projets de taille industrielle 2, chacun injectant 250MtCO2 pendant environ 30 à 35 ans (soit,
par exemple, 8MtCO2/an pendant 32 ans pour un projet). Considérant des limites d’émissions
équivalentes mais à l’échelle du XXIème siècle, l’analyse de la littérature de Dooley (2013, [4])
indique des demandes de capacités pour le CCS de 10 à 20 fois plus élevées. Les quantités de
CO2 injectées attendues seraient donc de l’ordre de plusieurs millions de tonnes de CO2 par an
et par projet avec des centaines voire des milliers de projets de stockage à prévoir à travers le
monde.

Principes et conditions du stockage géologique du CO2

Le CO2 est d’abord capturé par pré-combustion, oxy-combustion ou post-combustion au
niveau d’une source émettrice de CO2 puis transporté, majoritairement par pipelines, jusqu’à
la zone d’injection [1]. Le CO2 est alors injecté dans une formation géologique correspondant à
des critères spécifiques pour être candidate au stockage. Les formations sédimentaires pouvant
répondre aux critères nécessaires pour le stockage de CO2 sont les réservoirs d’hydrocarbures
déplétés ou les aquifères salins profonds i.e. dont l’eau n’est pas exploitable (saumure) 3.

Le CO2 est injecté à l’état supercritique dans le réservoir, soit à des conditions de tempéra-
ture et de pression supérieures à 31.04°C et à 73.82bar [5]) ce qui correspond généralement
à une profondeur minimale du toit de la formation d’environ 800m. Au cours de l’injection et
après l’injection (i.e. post-injection), il pourra se dissoudre dans la saumure, fluide en place
dans les formations sédimentaires, et plus tard, se minéraliser sous forme de carbonates assu-
rant un stockage effectif à long-terme. Nous nous intéressons aux processus ayant lieu au cours
de l’injection qui déterminent la faisabilité du stockage de CO2 à l’échelle industrielle. Dans le
cadre de la thèse, les interactions fluides-roches comme la minéralisation ou la dissolution des
roches par le fluide ou le couplage géomécanique, ne seront pas étudiés, en supposant que pour
la période d’injection étudiée leur influence ne serait pas significative ou qu’ils n’interviennent
pas dans la réponse du système étudiée.

Les trois propriétés principales nécessaires au stockage de CO2 sont :
• le confinement ou l’intégrité du réservoir. Le réservoir dans lequel le CO2 est injecté doit

constituer un piège (structural, stratigraphique) assurant la pérennité de la séquestration.

2. On considérera ici qu’un projet de CO2 est à l’échelle industrielle s’il injecte plus d’1Mt/an
3. Quelques recherches sont également effectuées sur les possibilités de stockage dans des roches mafiques

(basalte) qui permettraient une meilleure efficacité du piégeage minéral du CO2, ainsi que sur la récupération
assistée de méthane dans des formations charbonneuses par l’injection de CO2 (ECBM)
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FIGURE 0.1 – Les différents processus du CCS (IEA, 2009, Technology Roadmap, Carbon cap-
ture and storage [1])

• la capacité. Les propriétés du réservoir doivent lui permettre de contenir une quantité
suffisante de CO2. On définit la capacité volumétrique, ou statique, en fonction du vo-
lume poral disponible et accessible au CO2, donc fonction des propriétés de porosité, de
perméabilité et des forces capillaires. La capacité dynamique est, elle, définie en fonction
des limites de pression admissibles pour le réservoir (pression de fracturation et pression
critique définies au paragraphe suivant). La capacité dynamique prend en compte les
propriétés du réservoir mais aussi, les interférences de pressions, les configurations des
puits et les risques potentiels pour le stockage.

• l’injectivité définie par le rapport entre taux d’injection et augmentation de pression au
puits. Le taux d’injection doit être suffisamment élevé pour correspondre à des critères
économiques. Toutefois, le taux d’injection ne doit pas induire une augmentation de pres-
sion supérieure à la pression de fracturation auquel cas, cela remettrait en cause l’inté-
grité du réservoir.

Ces propriétés expliquent la nécessité d’injecter le CO2 à l’état supercritique. Le CO2 su-
percritique présente l’avantage d’avoir des propriétés de viscosité correspondant à celle d’un
gaz et de densité proche d’un liquide ce qui permet d’augmenter la quantité séquestrée. La
viscosité étant l’un des paramètres contrôlant la mobilité du fluide, une faible viscosité limitera
l’augmentation de pression au puits d’injection.

Néanmoins, le CO2 reste moins dense que la saumure dans laquelle il est injecté et l’écart
de densité entre les deux fluides augmente avec la dissolution du CO2 dans la saumure. La
solubilité du CO2 dans la saumure permet d’assurer qu’une partie significative du CO2 sera
séquestrée durablement : la saumure étant moins mobile que le CO2, cela diminue les risques
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de fuites. Les différences de densité entre fluides provoquent la migration du CO2 supercritique
vers le toit de la formation et des instabilités gravitaires dans la zone de dissolution du CO2
dans la saumure, mettant en place des cellules de convection qui amélioreront la dissolution.

A cause de cette migration du CO2 au toit du réservoir, une formation imperméable (cou-
verture) doit recouvrir celle d’injection pour assurer l’intégrité du stockage.

Les deux principaux risques limitant le stockage de CO2 à l’échelle industrielle seront donc :

– les risques vis à vis de l’intégrité de la couverture qui conduiraient à la fuite du CO2
(échelle du réservoir, proche de la zone d’injection).
Si la couverture présente des propriétés de confinement sur l’ensemble de la zone de
migration de CO2, celui-ci sera contraint par les pressions capillaires de la couverture et
ne pourra pas migrer hors de la formation d’injection (chapitre 1). En revanche, si des
conduits tels que des puits ou des fractures non-scellantes existent dans la couverture
dans la zone d’extension du panache, le CO2 migrera vers les aquifères plus superficiels
voire vers la surface à cause de sa plus faible densité par rapport aux fluides souterrains
(e.g. cas d’In Salah cf. chapite 1, paragraphe 1.2.1). Les puits abandonnés dans la zone
doivent donc être correctement obturés. Pour prévenir le risque de fracturation de la
couverture, ou la réactivation de failles et donc la perte de son intégrité, l’injection est
contrainte par une pression limite maximale au niveau du ou des puits d’injection.

– les risques de contamination des ressources en eaux par l’eau de la formation (échelle
régionale ou du bassin)
L’écoulement de la saumure dans la couverture ne devrait pas induire de contamina-
tion, étant donné la vitesse limitée de celui-ci (cf. chapite 1). Cette observation est liée
aux propriétés pétrophysiques de la couverture. En revanche, si des conduits potentiels
d’écoulement existent dans la couverture, le risque augmente. Contrairement au cas du
CO2, une contamination par la saumure nécessitera un gradient de pression suffisant
pour induire l’écoulement des fluides de la formation vers les aquifères stratégiques (i.e.
ressources en eau) puisque le fluide de la formation est généralement plus dense. Si le
risque de contamination semble plus faible puisqu’il nécessite qu’une pression critique
soit atteinte, en revanche, les perturbations de pression peuvent s’étendre sur de grandes
distances (chapite 1), pouvant significativement accroître la zone de risques.

Lors de l’injection et plus tard en post-injection, pour limiter les risques, un système de
monitoring (surveillance) est mis en place et des mesures d’atténuation doivent être envisagées
pour répondre à ces possibles risques. Le monitoring consiste principalement à vérifier que le
CO2 est effectivement séquestré dans la formation visée pour des milliers d’années ([7]), c’est-
à-dire qu’il n’y a pas de fuites de CO2 dans les aquifères sus-jacents ou à la surface, puisque le
CO2 n’est pas inflammable et peu toxique [7] et qu’il n’y a pas de risque de contamination des
ressources en eau par le déplacement de la saumure du réservoir.

Les réservoirs d’hydrocarbures déplétés seraient de bons candidats pour le stockage puis-
qu’ils ont été capables de préserver des hydrocarbures dans le sous-sol pendant des millions
d’années. Ils ont donc été largement étudiés pour l’exploitation des ressources énergétiques.
Néanmoins, leur capacité reste limitée et les anciens puits de production, d’injection ou d’ex-
ploration existants augmentent le risque de fuites.

Les aquifères salins profonds présenteraient, en terme de capacité, le meilleur potentiel
pour injecter d’importantes quantités [6]. Ils sont largement répandus dans le monde et sou-
vent proches des zones sources de CO2. Toutefois, des investigations seraient nécessaires pour
avoir une meilleure connaissance de la capacité réelle des aquifères puisqu’ils ont été peu ex-
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plorés contrairement aux réservoirs d’hydrocarbures pour lesquels les propriétés du sous-sol
sont mieux connues.

Enfin, le stockage de millions de tonnes de CO2 par an dans un aquifère salin requiert des
taux d’injection importants et plusieurs puits d’injection. Les injections pourront provoquer une
augmentation de pression à l’échelle du bassin et induiront probablement des modifications des
systèmes naturels par les perturbations des champs de pression et des gradients de vitesse. Dans
le cas de plusieurs projets industriels visant la même formation aquifère, il est probable que
des interférences apparaissent entre ces projets. La propagation et les possibles interférences
de perturbations de pression et de panaches de CO2 induisent un risque de diminution de
l’injectivité et de la capacité du stockage.

Les perturbations possibles du système par le fluide injecté doivent donc être déterminées
pour assurer la faisabilité et la sécurité des projets à l’échelle régionale. Or, ces perturbations
sont influencées par la configuration des projets (le taux et la quantité injectée, le type de puits,
etc) mais également par les conditions de pression et de température ainsi que les propriétés
pétrophysiques de la formation d’injection, i.e. la porosité, la perméabilité, la compressibilité du
système, les propriétés géomécaniques. Ces paramètres et propriétés contraignent les valeurs
de pressions admissibles et critiques ainsi que la propagation de pression et du panache de
CO2.

De plus, les propriétés des roches varient spatialement en fonction du type de roches qui
dépend de l’histoire géologique, de l’environnement de dépôts, des contraintes subies au cours
de l’enfouissement et des possibles effets diagénétiques post-enfouissement. Ces variations spa-
tiales des propriétés 4 rendent d’autant plus complexes la description et les prévisions des per-
turbations du système.

Souvent, notamment pour les aquifères salins profonds, ces paramètres et leurs possibles
variations spatiales sont mal-connues et peu caractérisées. Il est donc important de comprendre
l’influence de chaque paramètre puisque dans le cas où des données caractérisant les forma-
tions et/ou les propriétés des fluides ne sont pas disponibles, les valeurs des paramètres sont
généralement évaluées à partir de valeurs standards ou de relations provenant de la littérature.
Ainsi, si une valeur standard ou approchée doit être utilisée, connaître son influence sur la ré-
ponse du système permettra de déterminer le degré de confiance sur les prédictions obtenues.

Problématiques spécifiques et plan du mémoire

La thèse porte donc sur l’évolution des perturbations de pressions et de la migration du
panache de CO2 dans des conditions de stockage à grande échelle ainsi que sur les risques
d’interférences entre plusieurs projets industriels.

Comment évolueront dans des conditions de stockage à l’échelle industrielle les perturba-
tions de pression et le panache de CO2 ? Quels sont les paramètres influençant majoritairement
les résultats ? Des paramètres géologiques ou des paramètres physiques liés à l’injection les-
quels sont les plus limitants pour un stockage de CO2 à grande échelle ?

Les cas d’études de stockage de CO2 à l’échelle d’un bassin sédimentaire sont relativement
peu nombreux et récents. Les études ont majoritairement été réalisées pour des projets pilotes
et donc pour des volumes restreints ou pour des modèles conceptuels simples. Actuellement, il

4. Les hétérogénéités décrites dans cette étude sont définies par la variabilité spatiale de la structure géologique
ou des propriétés pétrophysiques.
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n’existe que peu de projets d’injection opérationnels à l’échelle industrielle dans des aquifères
salins. L’un des points critiques pour le passage à grande échelle est la détermination de la
capacité de stockage des aquifères pour des quantités injectées à l’échelle industrielle et donc
la caractérisation de la géologie des aquifères, de la migration de CO2 et des perturbations
induites.

Un résumé sur les recherches actuelles sur la modélisation de stockage de CO2 pour des
projets industriels et à l’échelle du bassin sédimentaire est donc présenté en première partie
(Chapitre 1), permettant de faire le point sur les connaissances et les développements à effec-
tuer dans ce domaine.

En se basant sur la littérature discutant des problématiques liées au stockage géologique
de CO2 à grande échelle et sur quelques modèles simples, nous nous sommes interrogés sur
l’influence des incertitudes relatives aux paramètres géologiques, sur les prédictions pour ces
projets. Pour étudier l’influence des paramètres géologiques sur la réponse du système et sur
les risques d’interférences entre projets d’injection, la modélisation numérique de l’injection
de CO2 à l’échelle régionale sera effectuée grâce au logiciel TOUGH2/ECO2N (Chapitre 2,
paragraphe 2.1) pour des sites hypothétiques d’injection dans l’aquifère du Dogger du bassin
de Paris (paragraphe 2.3). Les formations carbonatées du Dogger représenteraient une zone
potentielle de stockage pour les sources importantes de CO2 à proximité du bassin parisien.

La modélisation de l’injection de CO2 par simulation d’écoulement aide à la compréhension
des processus durant l’injection et après celle-ci. La modélisation est utilisée pour déterminer
l’évolution des fluides déplacés (taux, chemin suivi) et la perturbation du système en terme de
pression, et donc pour évaluer la capacité de la zone de stockage, les risques potentiels et les
mesures préventives ou correctives à envisager [8]. Dans certains cas, les méthodes simples
analytiques ou semi-analytiques peuvent être utilisées (e.g. étude de risques de fuites de CO2
à travers un puits abandonné) ; cependant, elles ne sont pas capables de prendre en compte
tous les processus importants et supposent souvent une géométrie simple et un milieu homo-
gène. L’hypothèse d’homogénéité est irréaliste pour la plupart des formations, car elle revient
à négliger les écoulements dans les chemins préférentiels induits par les hétérogénéités. Une
étude complète du système requiert la simulation de l’injection via des modèles numériques, les
modèles analytiques ou semi-analytiques pouvant être utilisés en complément pour des points
spécifiques [9].

Toutefois, ces modèles numériques restent des approximations et ne peuvent refléter exac-
tement la réalité, en particulier à cause des incertitudes sur les paramètres géologiques du
modèle. De plus, les différences de méthodes de configurations des modèles soit en terme de
représentation des caractères géologiques, soit en terme de maillage, les différences de discré-
tisations, d’approche de calculs et de processus physiques considérés peuvent également être
à l’origine de résultats distincts en fonction des choix de méthodes utilisées et donc être à
l’origine d’incertitudes sur la pertinence des résultats.

Dans le cadre de cette thèse, trois sources d’incertitudes provenant des choix de modélisa-
tion sont considérées :

– Le choix du code de calcul.
Le choix effectué pour cette étude se base sur des études de comparaison de logiciels. Les
conclusions tirées de celles-ci sont directement appliquées (paragraphe 2.1).

La partie II traite des incertitudes sur les méthodes de modélisation et sur les paramètres
géologiques.

– Les méthodes de maillages et de changement d’échelle.
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Les modèles doivent être configurés de manière à limiter les temps de calculs tout en
conservant une précision suffisante pour fournir des résultats cohérents. Des erreurs po-
tentielles peuvent provenir du choix de maillage en améliorant ou en masquant certains
processus ou provoquant une dispersion numérique des résultats. Une comparaison des
principales méthodes de changement d’échelle et une validation de méthodes de change-
ment d’échelle simples dans des conditions spécifiques sont réalisées au chapitre 3 (page
79, partie II).

– Les méthodes de modélisations des champs de perméabilité.
Les données disponibles sur les champs de perméabilité sont souvent limitées à des don-
nées locales et la représentation de ces données sur l’ensemble du domaine peut se
faire sous différentes formes. Différentes méthodes possibles de représentation et leur
influence sur les résultats sont traitées au chapitre 4 (page 91, partie II).

Puisque la connaissance du sous-sol est également une source de fortes incertitudes, des
analyses de sensibilité sur les paramètres incertains sont conduites de manière à mieux appré-
hender et encadrer ces incertitudes (voir le chapitre 5, page 117, partie II). Les paramètres
étudiés sont la variabilité spatiale de perméabilité et les longueurs de corrélation associées, la
compressibilité des pores, les perméabilités relatives et les propriétés de la couverture

Néanmoins, la modélisation numérique à l’échelle régionale en 3D requiert des temps de
calculs importants. Les études de sensibilité à la fois sur les choix de modélisations et sur
les nombreux paramètres géologiques n’ont pas été directement menées sur ces modèles. Des
hypothèses simplificatrices ont dû être posées et les conséquences des incertitudes sur les para-
mètres géologiques et les choix de modélisations ont été étudiées sur des modèles à 2D. Ainsi,
en sélectionnant les paramètres géologiques dont l’incertitude a une influence significative sur
les prédictions et en supposant que les résultats des modèles restent valides pour les modèles
à 3D, l’étude des modèles 3D à l’échelle régionale a pu être effectuée en limitant les temps de
calculs.

De plus, pour améliorer l’efficacité des études à l’échelle régionale, une méthode de sélec-
tion de réalisations de champ de perméabilité est proposée sur les modèles 2D (chapitre 6). En
effet, l’étude de la variabilité spatiale de la perméabilité est effectuée à partir de simulations
géostatistiques (non-conditionnelles) générant de multiples réalisations de champ de perméa-
bilité. L’objectif est de réduire le nombre de simulations à effectuer tout en conservant une
précision suffisante des résultats. A partir de simulations approchées (simulation monopha-
sique au lieu de diphasique), des réalisations sont sélectionnées, de manière à reproduire les
propriétés statistiques de l’ensemble des réalisations. Ainsi, seules les réalisations sélectionnées
seront utilisées pour la simulation diphasique plus coûteuse en temps de calcul.

La dernière partie est consacrée aux simulations sur les modèles 3D à l’échelle régionale
avec plusieurs projets de stockage (partie III). Cette dernière étape a pour objectif de mieux
appréhender les risques d’interférences, en tenant compte des incertitudes, d’une part sur les
paramètres géologiques ayant une influence majeure sur la réponse du système et d’autre part
sur les paramètres physiques liés à l’injection comme la configuration des puits. Pour l’étude
des modèles 3D, les conclusions des études précédentes sur les modèles 2D sont appliquées.

Enfin, les principales conclusions des travaux menés au cours de la thèse sont récapitulées.
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Chapitre 1

État de l’art

Ce chapitre décrit les avancées dans la compréhension et la modélisation du stockage géo-
logique de CO2 à l’échelle industrielle.

Dans un premier temps, les principaux paramètres géologiques associés aux équations
d’écoulement et de transport sont définis. Les projets actuels à l’échelle industrielle et les études
menées à l’échelle du bassin sont décrits, soulignant les principaux points critiques. Enfin, les
précédentes études sur les paramètres et leur influence sur la réponse du système sont dé-
taillées.

1.1 Equations d’écoulement et paramètres associés

L’écoulement et le transport des fluides sont régis par les lois de conservation (de la masse,
de la quantité d’énergie) et par les équations d’état des fluides et du milieu poreux.

∂ρφ

∂t
+ div(ρ

→
V ) + q = 0

φ : porosité

ρ : masse volumique du fluide
→
V : vitesse de déplacement du fluide

q : source

(1.1)

Conservation de la masse, cas non-stationnaire, monophasique

→
V= −K

µ

→
grad (P + ρgz)

K : perméabilité

g : constante de pesanteur

z : profondeur

(1.2)

Loi de Darcy
Conservation de la quantité d’énergie dans le cas d’un écoulement lent, monophasique

1. La porosité se définit par le rapport entre le volume de pores et le volume de roche. La
porosité totale considère tout l’espace poral tandis que la porosité effective ne considère
que les pores connectés. Dans le cadre de cette étude, seule la porosité effective est
considérée puisqu’elle représente le volume pouvant être envahi par le CO2 injecté ou par
la saumure déplacée. La porosité des roches a un rôle important pour la détermination du

11



CHAPITRE 1. ÉTAT DE L’ART

volume disponible et donc pour la détermination de zones favorables au stockage 1. La
porosité des roches va dépendre du type de roche formé pendant le processus de dépôt et
des contraintes subies pendant et après le dépôt pouvant conduire soit à une cimentation
de ces pores soit à une dissolution de certains cristaux modifiant ainsi la porosité.

2. La masse volumique du fluide permet de définir quelle masse pourra être contenue pour
un volume donné.

Les deux propriétés précédentes varient en fonction, notamment de la pression et de la
température pour la masse volumique. Ces variations, c’est-à-dire la compressibilité des
fluides et des roches incluant le milieu poreux, sont définies par les équations d’état des
fluides et du milieu poreux.

– La compressibilité de la roche.
Le poids des roches sus-jacentes au réservoir exerce une force de compression sur celui-
ci. La pression des roches sus-jacentes (overburden pressure) dépend principalement
de la profondeur de la formation (Ahmed, 2001 [1]). Le gradient de pression des
roches sus-jacentes est, en général, d’environ 2,1MPa/km.
Le gradient de pression des pores dans le réservoir est souvent plus faible de l’ordre
de 1MPa/km. La pression des roches sus-jacentes effective est donc définie par la dif-
férence entre la pression des roches sus-jacentes et celles des pores (en 1D, vertical).
Lors de l’injection, la pression des pores augmente, par conséquent la pression effec-
tive des roches sus-jacentes diminue. Cela implique une augmentation du volume des
roches du réservoir, une contraction des grains et donc une augmentation du volume
poral. Ces variations de volume en fonction de la pression définissent la compressibilité
des roches. La compressibilité varie en fonction du type de roches, de la porosité et de
la pression effective des roches sus-jacente. Généralement, la compressibilité diminue
avec l’augmentation de ces deux derniers paramètres.
Trois types de compressibilité existent : la "bulk compressibility" qui définit la variation
du volume total de la roche poreuse par variation de la pression appliquée à celle-ci
(équation 1.3), la compressibilité de la matrice (équation 1.4) et la compressibilité
des pores (équation 1.5) qui spécifient, respectivement, la variation du volume de la
matrice rocheuse ou du volume des pores en fonction de la pression.

Cb = −1
V b
∗
(
∂V b

∂P

)
T

Cb : compressibilité de la roche totale [Pa−1]

V b : volume de la roche totale [m3]

T : la dérivée est calculée à température constante
(1.3)

Cr = −1
V r
∗
(
∂V r

∂P

)
T

Cr : compressibilité de la matrice rocheuse [Pa−1]

V r : volume de la matrice [m3] (1.4)

Cp = −1
V p
∗
(
∂V p

∂P

)
T

Cp : compressibilité des pores [Pa−1]

Cp = −1
φ
∗
(
∂φ

∂P

)
T

V p : volume des pores [m3]
(1.5)

1. d’autres paramètres entrent en compte notamment les compétitions entre forces gravitaires, forces de visco-
sité et forces capillaires.
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Les valeurs typiques de la compressibilité des pores des roches réservoirs sont com-
prises entre 4.35 10−10 et 3.63 10−9 Pa−1 [1]. Pour une majorité de réservoirs pétro-
liers, la bulk compressibility et la compressibilité de la matrice sont bien inférieures
à celle des pores et sont donc généralement négligées. La compressibilité de la ma-
trice rocheuse sera également négligée dans cette étude puisqu’elle est, de l’ordre d’un
facteur 10, inférieure à la compressibilité des pores et à celle du liquide.

– La compressibilité des fluides dépend de la pression, de la température et du type de
fluide. Certains fluides sont incompressibles, leur volume ne varie pas avec la pression.
Les fluides comme l’eau ou le pétrole sont peu compressibles. La variation de volume
avec celle de pression reste faible. En revanche, les gaz, comme le CO2, sont générale-
ment compressibles. Leur volume varie de façon non-négligeable avec la variation de
pression. La figure 1.1, à température fixée, montre clairement la variation de masse
volumique du CO2 en fonction de la pression tandis que celle de la saumure ou de
l’eau reste quasiment constante. En équilibre hydrostatique, la pression augmente avec
la profondeur. Par conséquent, puisque le CO2 est compressible, sa masse volumique
augmentera avec la profondeur et donc la capacité de stockage augmente potentielle-
ment avec la profondeur.
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FIGURE 1.1 – Variations de la masse volumique (en haut) et de la viscosité (en bas) du CO2 et
de la saumure en fonction de la pression (température fixée, basées sur les équations d’état du
logiciel TOUGH2/ECO2N)

Plus la compressibilité des fluides ou des pores est importante, plus la quantité de fluide
pouvant être accommodée par le milieu poreux sera importante puisque soit le volume
poreux augmente soit le volume de fluide diminuera suite à l’augmentation de pression
induite par l’injection.

3. La perméabilité est un paramètre dynamique définissant la capacité d’une roche à trans-
mettre le fluide. Elle est caractérisée par la loi de Darcy (équation 1.2). Une faible per-
méabilité représente une barrière à l’écoulement tandis qu’une forte perméabilité consti-
tue un chemin préférentiel d’écoulement pour le fluide avec des vitesses importantes.
La migration du CO2 est influencée par la perméabilité et sa variation spatiale, i.e. les
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chemins préférentiels ou les barrières à la migration. La perméabilité n’est pas néces-
sairement un scalaire mais plutôt un tenseur. La valeur de la perméabilité dépend alors
de la direction d’écoulement. Souvent, l’anisotropie en milieu sédimentaire considérée
est celle de la perméabilité verticale par rapport à la perméabilité horizontale (Kv/Kh)
dans le plan de la strate supposée. Les autres variations de perméabilité en fonction de la
direction d’écoulement dans la strate sont généralement négligées.

4. La viscosité représente la résistance du fluide à l’écoulement et reflète un processus de
cisaillement du fluide en présence d’un gradient de vitesse. Un fluide visqueux s’oppose
à l’écoulement, induisant une faible vitesse d’écoulement.

Une forte perméabilité et une faible viscosité tendent à accentuer les effets gravitaires, les forces
de gravité devenant majoritaires par rapport aux forces de viscosité. Ces conditions favorisent
la migration verticale ascendante du CO2. A l’inverse, dans le cas de faible perméabilité et d’un
fluide visqueux, le déplacement du CO2 peut être décrit selon "l’effet piston".

En regroupant les deux équations précédentes (1.1 et 1.2), l’écoulement peut être défini
par :

∂ρφ

∂P

∂P

∂t
= div(ρ ∗ K

µ
grad(P + ρgz))− q (1.6)

Dans le cas simple où une seule phase est considérée et si le fluide est supposé peu com-
pressible et le milieu poreux peu déformable, la viscosité supposée indépendante de la pression
et considérant un écoulement lent radial, principalement horizontal (aquifère infini, la hauteur
de l’aquifère est négligeable par rapport à sa longueur) alors l’écoulement peut être décrit par
l’équation de diffusivité [1] :

∂2P

∂r2 + 1
r

∂P

∂r
= φµCt

K

∂P

∂t

Ct : compressibilité du système, i.e fluide et pores
φµCt
K

: terme de diffusivité
(1.7)

D’après les équations précédentes, plus la compressibilité des fluides et/ou des pores sera
importante, moins l’augmentation de pression sera importante et inversement. Une augmenta-
tion de la perméabilité accélère la dissipation de la pression et inversement pour la viscosité.

L’augmentation de la pression et donc l’injectivité dépendent de la perméabilité, de la com-
pressibilité de pores et des propriétés des fluides. Il existe une pression maximale admissible.
Les contraintes naturelles en place dans les massifs limitent la valeur maximale de la pression.
Au-delà, les critères de cisaillement de fractures préexistantes avec émissions de signaux micro-
sismiques ou de fracturations hydrauliques sont atteints et l’intégrité du stockage est remise en
cause. D’où l’importance de définir correctement ces paramètres pour assurer la faisabilité du
stockage.

Dans le cas de plusieurs phases, les équations précédentes doivent être modifiées pour tenir
compte des différences de comportements des fluides entre phases notamment en fonction des
paramètres de saturation, de perméabilité relative et de pression capillaire (équation 1.8).

∂(φρgSg)
∂t

+ div(ρg ∗ −K
krg(Sg)ρg

µg
grad(Pg − ρgg)) + qg = 0

Sg : saturation en gaz

krg(Sg) : perméabilité relative du gaz fonction de la saturation en gaz

Pg : pression de la phase gaz

(1.8)
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Cas diphasique sans changement de composition (i.e supposé immiscible), ici pour la phase gaz

avec :
Sg + Sw = 1
0 ≤ krg, krw ≤ 1

Pcap(Sg) = Pw − Pg : pression capillaire du système gaz-eau, fonction de la saturation
Sw : saturation en eau

Pour un système multiphasique, la mobilité des fluides dépend aussi de la pression capil-
laire, de leurs perméabilités relatives qui dépendent de la saturation en fluide et des caracté-
ristiques de mouillabilité du milieu poreux par rapport au fluide. La saturation est définie par
le rapport entre volume du fluide et volume poreux. En dessous d’une certaine valeur de satu-
ration, appelée saturation résiduelle, le fluide est immobile à cause des forces capillaires trop
importantes ; la perméabilité relative du fluide est alors nulle. La pression capillaire d’entrée
correspond à la valeur seuil pour que le fluide puisse se déplacer. Des exemples de courbes de
perméabilités relatives sont présentés à l’annexe C.

1.2 Les recherches et les projets de stockage de CO2 dans un aqui-
fère salin à grande échelle

1.2.1 Les projets industriels opérationnels de stockage de CO2 dans des aquifères
salins profonds

Les quelques projets industriels existants ont permis d’injecter environ 34Mt de CO2 fin
2012 (quatre projets industriels principaux dont celui de Weyburn), ainsi que d’acquérir une
meilleure connaissance des processus qui entrent en jeu, en particulier, ceux ne pouvant pas
être clairement perçus dans les projets où les taux d’injection sont relativement faibles compa-
rés à ceux attendus pour les projets industriels.

Les projets considérés dans cette étude bibliographique sont ceux ayant un taux d’injection
suffisamment important (supérieur à 1Mt/an), dans des aquifères salins. Les caractéristiques
de chacun des projets sont résumées au tableau 1.2.

Six projets de stockage de CO2 industriels effectifs ou en cours de mise en place sont consi-
dérés 2 :

– Sleipner, en mer du Nord, Norvège. L’injection a débuté en 1996 [2, 3, 4, 5, 6].
– Snohvit, Barents Sea, Norvège. L’injection a débuté en 2008 [3, 7, 5, 8, 9].
– In Salah, Algérie. L’injection a débuté en 2004 et a été suspendue en 2011 [10, 11, 12,

13, 14, 3].
– Gorgon, Australie. L’injection devrait débuter en 2015 [15, 16, 17].
– MGSC Decatur, Illinois, États-Unis. La première phase n’injecte qu’une quantité limitée

de CO2 (2011) mais un second puits avec un taux d’injection supérieur pourrait poten-
tiellement être mis en place à quelques kilomètres du premier [18, 19, 20].

– SECARB Cranfield, Phase III, Mississipi, États-Unis. L’injection a débuté en 2009 [21, 22,
23, 24, 25].

2. Le cas du projet de Weyburn n’est pas pris en compte puisque il a été effectué dans le cadre d’EOR (Enhanced
Oil Recovery, cf. Introduction)
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Deux autres projets d’injection massive dans des aquifères pourraient être mis en place
prochainement : le Quest project (injection dans un aquifère gréseux, Basal Cambrian), et Fort
Nelson project (injection dans un aquifère carbonaté du Dévonien), tous deux au Canada.

Pour les projets listés ci-dessus, la profondeur d’injection est généralement comprise entre
1000m et 2500m, la porosité est en général supérieure à 12% et les formations de stockage
sont toutes gréseuses.

Les valeurs de perméabilité ne doivent pas être nécessairement élevées pour assurer la
faisabilité du projet. Si les fortes valeurs de perméabilités semblent être un atout pour le projet
de Sleipner (plusieurs Darcys), cela ne semble pas pour autant être une raison d’échec pour
les projets d’In Salah et de Gorgon qui ont des valeurs moyennes de perméabilité faibles (de
l’ordre du millidarcy).

L’injection massive dans des réservoirs de faible perméabilité peut induire une surpression
excessive avec un risque de fracturation. Des configurations de puits doivent donc être choisies
pour répondre à la demande d’injection de CO2 à l’échelle industrielle bien que les propriétés
des réservoirs soient de faibles qualités. Les projets de Gorgon et de In Salah sont donc dotés
de plusieurs puits qui sont déviés ou horizontaux (les autres projets ont des puits verticaux
sauf dans le cas du projet de Sleipner où un puits horizontal est utilisé pour éviter d’injecter
directement le CO2 sous la plateforme). Pour le projet de Gorgon, des puits producteurs d’eau
sont aussi prévus pour limiter l’augmentation de pression.

Pour la plupart de ces projets, les incertitudes sur les facteurs géologiques contraignent
fortement l’évaluation de la faisabilité du projet puisque ces facteurs contrôlent la migration
du panache du CO2 et la perturbation du système. Lors des modélisations pré-injection, ces
facteurs ne sont souvent pas représentés, ou approchés grossièrement, car peu de données les
caractérisant sont disponibles. Leurs effets n’ont pu être compris qu’en fonction de la réponse
du système durant l’injection [3, 26].

Dans le cas de Sleipner, le rôle-clef des barrières internes d’argile du réservoir, de la varia-
bilité spatiale de leurs propriétés ainsi que de la topographie sur la migration du panache a
pu être mis en évidence à partir de résultats de la sismique 4D. En effet, la présence de zones
de plus forte perméabilité dans les barrières d’argile a permis la migration du CO2 jusqu’à la
couverture. Un modèle simple avec un maillage grossier (avec une trop faible résolution pour
représenter les barrières d’argiles) ne permettait pas de représenter la dynamique de l’écoule-
ment du CO2 et donc de donner des prévisions réalistes 3.

Dans le cas du projet de Snohvit, la méconnaissance du sous-sol a eu des conséquences
plus critiques que dans le cas de Sleipner. Les caractérisations réalisées à partir de carottages
au niveau du puits et d’études sismiques ont surestimé d’une part la perméabilité du réservoir,
et d’autre part la communication latérale du bloc faillé. Au cours de l’injection, l’augmentation
de pression a été beaucoup plus importante que prévue conduisant à l’arrêt de l’injection à
cause des risques de dépassement de la pression limite de fracturation. Par la suite, il a pu
être mis en évidence que cette faible injectivité est due à la semi-compartimentation du secteur
ciblé par des failles scellantes et est également due à la faible connectivité entre faciès de forte
perméabilité, , en particulier verticalement (dépôt deltaïque) 4. Ceci conduit à une perméabilité
effective autour du puits très inférieure à celle qui avait été estimée à partir des échantillons de

3. Une deuxième cause d’erreur de modélisation a été mise en avant pour ce projet : la sous-estimation des
forces capillaires et gravitaires par rapport à celles de viscosité

4. Des modélisations ayant étudié la sensibilité à la compartimentation latérale avaient rendu compte de la
possibilité de l’injectivité drastiquement réduite dans le cas où le réservoir serait complètement compartimenté (i.e.
dans toutes les directions latéralement). A ce stade, la compartimentation verticale n’avait pas été envisagée
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carottes. La capacité du stockage dépend du volume du réservoir communicant avec le puits.
L’injection a pu être poursuivie dans une formation sus-jacente plus favorable à l’injection.

Dans le cas du projet de Gorgon où l’injection n’a pas encore commencé, les trois centres de
forages pourront être utilisés pour prévenir ce type de problème. En effet, chacun de ces centres
peut être utilisé pour forer jusqu’à six puits déviés or seuls 9 puits devraient être nécessaires
pour atteindre les objectifs de stockage. Dans le cas où une zone défavorable serait rencontrée
sur l’un des puits, il sera possible de forer un puits additionnel pour le remplacer.

Pour le projet d’In Salah, les outils de surveillance ont permis de détecter une faible fuite
au niveau d’un puits abandonné qui n’avait pas été prévue par la modélisation à cause des
incertitudes sur la transmissivité et la répartition des fractures. Le puits a pu être cimenté pour
prévenir de nouvelles fuites et n’a pas donc pas remis en cause l’injection. Néanmoins, le risque
de présence de failles et de fractures dans la couverture a mené, par précaution, à la suspension
des opérations d’injection.

Pour le projet DECATUR, le comportement du système à l’injection est conforme aux résul-
tats attendus avec des propriétés réservoir de bonne qualité, une forte injectivité et une faible
migration verticale du CO2. Néanmoins, à partir des données acquises en début d’injection (4
mois), la valeur de perméabilité présumée, utilisée pour le modèle, a du être modifiée pour
la calibration de la pression au puits, tandis que le facteur d’anisotropie et la compressibilité
du réservoir ont été modifiés pour la calibration de la perturbation de pression aux puits de
surveillances [20].

Les études du projet SECARB (Phase III) ont également mis en évidence les difficultés pour
prévoir l’injectivité et le chemin de migration du panache. Pour l’injectivité, l’augmentation de
pression au fur et à mesure de celle du taux d’injection est nettement moins élevée que celle ob-
tenue par les modèles numériques. Cette différence pourrait s’expliquer par des phénomènes
thermo-mécaniques : le CO2 étant injecté à une température inférieure à celle du réservoir,
cela induirait des modifications des propriétés pétrophysiques voire l’ouverture ou la création
de fractures à proximité du puits d’injection. Pour la migration du panache, si le temps d’arrivée
au premier puits d’observation est relativement bien estimé, le panache arrive bien plus rapide-
ment que prévu au second puits. Plusieurs paramètres peuvent expliquer le retard du modèle :
les hétérogénéités du système incluant des chemins de migration préférentielle en terme de
perméabilité et les hétérogénéités des pressions capillaires et des perméabilités relatives (dif-
férenciées en fonction du type de roche) qui favorisent le déplacement du CO2. Avec un seuil
de pression supérieur dans les argiles, le CO2 ne devrait pas entrer dans ces couches peu per-
méables, une augmentation de la saturation irréductible en eau permet au CO2 de balayer une
surface plus importante.

Le principal facteur affectant les qualités prédictives des études de projets, d’après ces cas
réels, relèverait donc des hétérogénéités du sous-sol. Etant donné que leur connaissance est
limitée, les études de risques doivent donc envisager de multiples possibilités pour encadrer les
évaluations de faisabilité et de capacité de stockage.

Les informations fournies par ces projets sur la configuration des puits et sur les taux d’in-
jection peuvent être retenues pour servir d’exemples afin de construire un modèle d’injection
à l’échelle industrielle. Les problèmes rencontrés ou les questions soulevées lors de ces projets
devront être pris en compte sous forme d’incertitudes à appréhender dans cette étude.
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In Salah Sleipner Gorgon

Localisation Algérie (région centrale) Mer du Nord (Norvège) Nord-Ouest Australie (Barrow island)

Caractéristiques 

du projet

Projet onshore : réinjection de CO2 
coproduit par l'exploitation du Krechba 

field (anticlinal, 0,3% CO2; 3 puits 
producteurs)

Projet offshore de réinjection du CO2 
coproduit par l'exploitation du champ 

de Sleipner

Projet offshore, réinjection de CO2 
provenant de champ de gaz (14% 
CO2),  Anticlinal du "Barrow sub-

basin"

Durée et taux 

d'injection

Débute en 2004. 17Mt initiallement 
prévues mais l'injection a été suspendue 

en juin 2011, environ 3.8 Mt ont été 
injectées

Débute en septembre 1996. Environ 
16 Mt ont été injectées

Injection cumulée prévue d'environ 
120/129Mt à partir de 2015

Caractéristiques 

des puits 

injecteurs

3 injecteurs horizontaux. Longueurs 
comprises entre 1500m et 1800m. 

Distances entre puits inférieures à une 
dizaine de km

Un puits injecteur dévié (pour éviter 
l'injection sous la plateforme), 2km 

de longueur. Injection à 1012m, env. 
1Mt/an.

3 centres de forage, 9 puits 
d'injections déviés (~5Mt/an/centres 

prévues). 4 puits producteurs de 
saumure et 4 puits de surveillance. La 
distance entre les centres de forage 

est comprise entre 3km et 6km, entre 
les points d'injection entre 2 et 8km 

(2km pour un même centre).

Profondeur des 

aquifères/epaisse

ur/ Porosité

Aquifère gréseux (water-leg du gas field) 
d'environ 20m d'épaisseur, injection 

entre 1850 et 1950m.  Porosité de 13 à 
20%.

Aquifère gréseux au dessus de celui 
de production. 800-1000m de 

profondeur et epaisseur de 200-
300m.  Porosité ~35 à 40%

Aquifère gréseux de 200 à 500m 
d'épaisseur, profondeur entre 2000 et 

2500m, porosité ~ 22%

Couverture

950m d'argile + 3m d'anhydrite + 900m 

de grès/argile. Perméabilité: 10-21 à 10-

19m²

Nordland Shale. Permeabilité: 1mD
Basal Barrow Group Shale: argile 

deltaique, barrière régionale étendue 
et continue

Pression/T° CI et 

CL

P et T° initiales: 17,9MPa, 90°C                                                
Delta P limite aux puits: ~10MPa

T° initiales: 36°C au point d'injection, 
29°C au toit du réservoir. Quasi 

équilibre hydrostatique (~100 bar au 
points d'inj., 80 bar au toit)

Compartimentation de l'aquifère entre 
Dupuy fm et formations sus-jacentes 

(pression et salinité distinctes) 

Permeabilité des 

aquifères

Grès peu perméable, en moyenne 
10mD. Mais la perméabilité de certaines 

failles et fractures peut être élevée 
(ordre du Darcy, dans certains cas peut 

varier en fonction de l'ouverture et 
fermeture des fractures). 

1 à 3D pour les zones gréseuses, 
1mD pour les dépots d'argiles intra 

réservoir; (sand/shale=0,7 à 1)

Perméabilité entre 30 et 100mD en 
moyenne

Principaux 

résultats et 

difficultés 

rencontrées

-Incertitudes sur la distribution, 
conductivité des fractures, failles et leurs 

réponses aux contraintes induites par 
l'injection                                                                                                       

- Une migration (limitée) de CO2 a été 
détectée au niveau d'un ancien puits 

d'exploration qui a ensuite été cimenté 
et stabilisé permettant l'arrêt de la fuite 

et la continuité du stockage                                                                                                      
- Suite à la remise en cause de l'intégrité 

de la couverture en 2011, l'injection a 
été suspendue (en revanche aucune 

fuite n'a été relevée). L'activité de 
surveillance se poursuit

Différences entre résultats de la 
migration du panache de la sismique 

et simulation. Pour la simulation, 
panache quasi homogène et 

axisymétrique. Pour la sismique: 
migration de CO2 fortement 
dépendant de la topographie                                                                         
=> due a des variations des 

propriétés des argiles, des pendages 
qui sont moyennés ou non pris en 
compte et une sous-estimation des 

forces gravitaires/capillaires vs. 
viscosité dans la simulation 

Les placements des puits (trajectoires 
et distances par rapport aux centres 
de forage) et le nombre de puits ont 

été contraints par une pression 
maximale pour éviter le 

développement de fractures et par les 
larges quantités de CO2 injecté à 
atteindre. Ces décisions se sont 

basées sur des modèles statiques et 
dynamiques.                                                                    

Pour limiter le nombre de puits et 
atténuer les problèmes de 

surpressions, des puits producteurs 
d'eau seront inclus.

Caractéristiques 

du réservoir

Grès du Carbonifère et argiles peu 
perméables fracturés. Strates 

majoritairement horizontales. Failles 
mineures verticales dans le réservoir et 
dans la couverture argileuse, aucunes 

dans les anhydrites. Formation 
segmentée par les failles et hétérogène.

Utsira formation (Miocene Moyen à 
Pliocene Inf.) 400*100km² , grès fin à 

moyen peu consolidé (depot 
tubiditique) et fins dépôts d'argiles 
sur les bords des corps gréseux. 

Propriétés du grés quasi-uniformes 
(les argiles ne forment que de fines 
(1-2m) et partielles barrières). La 

structure a une faible pente.

Dupuy formation (Jurassique 
Supérieur), grès déposés en milieu 

marin profond sur une pente instable. 
Divisé en 4 unités dont 2 unités-cibles 
pour l'injection: Lower Dupuy (grès fin 
et argiles, faible injection planifiée) et 

Upper Massive Sand (grès fin a 
moyen et intra-siltstones baffles, 

réservoir de meilleur qualité)

FIGURE 1.2 – Récapitulatif des caractéristiques des projets de stockage de CO2 industriel dans
des aquifères salins (complétés ou en cours), d’après www.sequestration.mit.edu (Mai 2013),
www.ghgnews.com, [27, 28] et références du paragraphe 1.2.1 (N.B : 1D=10−12m2).
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Snohvit MGSC Decatur SECARB Cranfield Phase III

Localisation Barents Sea, Norvege Decatur, Illinois, USA Cranfield, Mississipi, USA

Caractéristiques 

du projet

Projet offshore, CO2 coproduit par 
l'exploitation du champ de Snohvit (Sto 

formation, 5-8% CO2)

Projet onshore, CO2 produit par 
l'industrie (éthanol) à coté du 

site d'injection

Projet onshore, le CO2 provient d'une 
source naturelle, notamment 

commercialisé pour le projet EOR (phase 
II de ce même projet)

Durée et taux 

d'injection

Débute en avril 2008. 23Mt en 30 ans 
initiallement prévues mais surestimation 

importante. Arrêt de l'injection dans Tubaen 
fm en avril 2011 (1.1Mt injectées); se 

poursuit dans Sto fm.

Débute en novembre 2011, 
prévoit 1Mt/3ans  (un 2nd puits 

pourrait potentiellement être foré 
pour injecter env. 3Mt/3ans)

Débute en avril 2009 et en décembre 
2009 dans la DAS (Detailed Area Study). 

Prévoit d'injecter env. 2,1Mt (1,4Mt/an 
pendant 18 mois)

Caractéristiques 

des puits 

injecteurs

Un puits injecteur (quasi-vertical, pas de 
plateforme, transport par pipeline via l'île de 

Melkoya). Perforations initiallement 
uniquement sur 30m du bas du réservoir

Un puits injecteur (le 2nd puits 
potentiel devrait être foré à une 
distance inférieure à 10km) et 

puits de surveillance

7 puits injecteurs dont un puits dans la 
DAS encadré par 2 puits de surveillance 
(sur une section latérale d'environ 110m)

Profondeur des 

aquifères/epaiss

eur/ Porosité

Aquifère gréseux à ~2600m, 60m 
d'épaisseur (seulement 30m initiallement 

perforés), porosité env. 15%-13%

Aquifère gréseux à ~2100m,  
300m d'épaisseur, porosité 

~15%

Aquifère gréseux (water-leg de gas/oil 
field) à ~3140m, de 25m d'épaisseur, 

porosité ~20%

Couverture

Nordmela fm: silty shale et grès très fin 
Eau Claire: argile, dépôt marin. 

96m d'épaisseur
Middle Tuscaloosa formation: argile, dépôt 

marin, plus de 60m d'épaisseur

Pression/T° CI et 

CL

P et T° initiales: 265bar, 98°C,                                                                
salinité 168g/L   Contrainte de pression limite 

390bar
T°: 50°C, P: 221bar à 2144m T°: 128°C, P: 310 bar

Permeabilité des 

aquifères

Perméabilité de 10 à 800mD,  des 
perméabilités >1D ont été mesurées sur 

carottes mais l'extension latérale est 
incertaine. (K déduite à partir de relations 

K/porosité de mesures sur carottes, porosité 
determinée par diagraphie et étude 

sismique)

Perméabilité ~225mD 

Perméabilité 50 à 1000mD (note: 
problème de corrélation entre 

perméabilités obtenues sur carottes et par 
diagraphies)

Principaux 

résultats et 

difficultés 

rencontrées

1er problème d'injectivité probablement lié à 
une précipitation de sel, résolu par injection 

d'une solution de MEG                                                                           
Mais injectivité reste faible: augmentation de 
pression reste forte et trop importante pour 

maintenir l'injection prévue => arrêt du 
stockage dans Tubaen fm. La présence de 
failles scellantes et la faible connectivité de 
la zone d'injection (chenaux) explique cette 

faible injectivité et donc la diminution de 
capacité du projet. L'estimation de 23Mt a 

été réalisée en supposant un faible 
compartimentalisation et une bonne 

connexion des corps gréseux ce qui s'est 
avéré irréaliste. 

L'injectivité a été plus importante 
que celle initiallement prévue 

par les modèles (augmentation 
de pression plus faible, taux 

d'injection plus élevée)                                           
L'importante épaisseur du 
réservoir et la présence de 
barrière d'argile permettent 

d'éviter que le CO2 n'atteigne le 
toit du réservoir

Des données supplémentaires de l'EOR 
(phase II) dont les conditions aux limites 

permettent de mieux contraindre le 
modèle. Mais problème pour prévoir la 
pression au puits (moins élevée que 

prévue). Importance des perméabilités 
relatives et pression capillaire pour prévoir 

la migration et la pression aux puits. 
Importance de la connectivité, des 

hétérogénéités mise en évidence par la 
migration du CO2:  zones de forte 

perméabilité entre puits d'observations 
court-circuitent le panache et induisent 

une rapide arrivée au 2ème puits 
d'observation plus éloigné.

Mt Simon sandstone 
(Cambrien), réservoir gréseux 

avec des barrières 
imperméables internes: bandes 
de silt-argiles (système fluviatile 

en tresse)

Lower Tuscalooosa Formation (Crétacé 
Supérieur). Anticlinal. Grès de dépôt 

fluviatile et des barrières d'argiles 
séparent le réservoir en plusieurs unités. 
Mais les barrières d'argiles ne s'étendent 
pas latéralement (peu de corrélation entre 
puits), incertitudes sur leurs répartitions. 

Diagénèse (mal caractérisé spatiallement) 
peut avoir modifié la qualité de certains 

grès

Tubaen formation (Jurassique inf. à moyen) 
grès intercalés de couches d'argiles fines 

(depot deltaïqueà fluvial). Incertitudes sur le 
degré de communication verticale (interne au 

réservoir) et latérale du reservoir liées aux 
incertitudes sur les connexions entre 

chenaux et à la délimitation du réservoir 
laterallement par des failles aux propriétés 
scellantes incertaines. Possibles réductions 
de perméabilité par diagénèse locallementCaractéristiques 

du réservoir

FIGURE 1.3 – Suite, récapitulatif des caractéristiques des projets de stockage de CO2 industriel
dans des aquifères salins (complétés ou en cours), d’après www.sequestration.mit.edu (Mai
2013), www.ghgnews.com, [27, 28] et références du paragraphe 1.2.1
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1.2.2 Les études de stockage de CO2 à l’échelle du bassin

Ces études répondent au besoin émis par Bergman and Winter (1995) et Van Der Meer
(1992) qui soulignent d’une part que l’injection de CO2 en déplaçant la saumure et modifiant
les vitesses d’écoulements pourrait avoir des conséquences néfastes sur les réserves en eau
potable et d’autre part l’augmentation de pression pourrait limiter les capacités disponibles des
aquifères salins. Nicot [29] rapporte que depuis ces dates (1995, 1992) peu, voire aucune,
recherche n’avait été faite dans ce sens. Les principales études sur les processus mis en jeu
lors du stockage de CO2 à l’échelle du bassin ont permis d’identifier deux zones d’influences
distinctes sur le système souterrain : à proximité de la zone d’injection en raison des risques
de migration verticale du CO2 jusqu’aux aquifères peu profonds et loin de la zone d’injection
en raison du déplacement de la saumure (Lemieux [30]) lié à l’augmentation de pression suite
à l’injection massive. Ces études ont donc permis de définir les principaux risques limitant
l’injection, mentionnés dans l’introduction : les risques de fuites de CO2 et de la contamination
de la ressource en eau.

L’un des premiers modèles d’injection de CO2 à grande échelle a été réalisé par Nicot (2008)
[29], [30]. Cette étude s’appuie sur un modèle hydrologique existant pour lequel de nom-
breuses données sont disponibles : le système d’aquifères Carrico-Wilcox (Texas Gulf Coast).
Ce modèle régional réaliste (figure 1.4a) tient compte de la distribution spatiale de la conduc-
tivité hydraulique (équivalent à la perméabilité intrinsèque multipliée par la masse volumique
de l’eau et la constante de pesanteur) et du coefficient d’emmagasinement (i.e. relatif à la
compressibilité du système), de la porosité, etc.

(a) Distribution de la conductivité hydraulique
pour le système d’aquifères de Carrizo-Wilcox au
Texas et emplacement des 50 puits d’injection

(b) Distribution de l’augmentation de pression
pour le cas d’injection de 1MtCO2/an/puits

FIGURE 1.4 – Modèle hydrogéologique et résultats en pression de Nicot, 2008 [29]

L’objectif de cette étude est d’évaluer l’influence sur l’écoulement régional, pouvant induire
le déplacement de la saumure vers des zones plus superficielles, non confinées de la forma-
tion d’injection ou de ressources en eau (e.g. zone de pompage). Nicot [29] utilise un modèle
monophasique (injection d’eau au lieu du CO2, modèle 3DMODFLOW) en supposant que les
processus d’écoulements multiphasiques sont négligeables pour décrire la perturbation de pres-
sion en dehors de la zone d’injection de CO2, donc hors de la zone d’écoulement multiphasique.
Il néglige également les différences de densité entre fluides.

Deux cas sont envisagés : l’injection de 1MtCO2/an/puits (cas 1) ou 5MtCO2/an/puits
(cas 2) pendant 50 ans via 50 puits séparés d’environ 1.6km dans un aquifère salin non-
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compartimenté. Les résultats du modèle monophasique montrent une augmentation de pres-
sion inférieure à 5MPa (cas 1, figure 1.4b), de l’ordre de 3 à 4MPa à quelques kilomètres de la
zone d’injection. La perturbation de pression se propage rapidement, bien qu’elle reste faible
dans les zones non-confinées, la distance entre les points d’injection et les zones non-confinées
variant entre 70 et 130 km. Le niveau moyen de l’eau dans les zones non confinées ou proche
des zones de pompage d’eau augmente environ d’1m (104 Pa) à la fin de l’injection pour le
cas 1 et jusqu’à 5m (5 104 Pa) pour le cas 2. Dans le premier cas, cette valeur, équivalente
aux variations piézométriques saisonnières, est considérée comme peu sensible à l’injection de
CO2. Mais localement, l’élévation du niveau de l’eau peut être plus importante, jusqu’à 5m (5
104 Pa) pour le cas 1 et 15m (1.5 105 Pa) pour le cas 2. Des barrières locales à l’écoulement
sont potentiellement à l’origine de ces effets indésirables [31].

Etant donné l’importante propagation de la pression liée à l’injection de CO2, l’étude montre
la nécessité de la modélisation à l’échelle régionale pour évaluer les possibles impacts sur les
ressources en eau, notamment pour la délimitation d’une zone de surveillance.

Afin de vérifier la précision des résultats obtenus par simulation monophasique, Nicot et al.
(2011 [32]) comparent les résultats du simulateur monophasique (logiciel CMG-IMEX, comme
pour MODFLOW, les variations de densité et de viscosité en fonction de la température et de la
pression ne sont pas prises en compte) et d’un simulateur multiphasique (logiciel CMG-GEM).
Pour cette étude, un modèle 1D simplifié est utilisé avec un puits injectant du CO2 pendant 30
ans à 66.51 m3/jour.

Pour pouvoir utiliser la simulation monophasique comme approche simplifiée, la méthode
proposée est de modifier uniquement le taux d’injection de manière à obtenir une équivalence
entre injection de CO2 et d’eau. Deux calculs sont envisagés : soit seule la différence entre
"average formation volume factor" (i.e. rapport du volume de fluide dans la formation d’injec-
tion sur le volume aux conditions T,P de surface) est prise en compte (équation 1.9), soit la
différence de viscosité, de densité et de compressibilité des fluides est prise en compte pour le
calcul du taux d’injection équivalent (équation 1.10).

Cas 1 : Qbrine = QCO2
BCO2
Bbrine

(1.9)

Cas 2 : Qbrine = QCO2
BCO2
Bbrine

ln( 2.25Kt
φµCO2Ctr

2
w

)

ln( 2.25Kt
φµbrineCtr

2
w

) (1.10)

Bbrine : "Average formation volume factor" de la saumure
Ct : Compressibilité du système (compressibilité du fluide et des pores)

rw : Rayon du puits
Calcul de taux d’injection volumétrique-équivalent en saumure

Les résultats en pression obtenus par la simulation monophasique sont dits conservatifs,
c’est-à-dire qu’ils surestiment l’augmentation et la propagation de la pression. Les différences
tendent à augmenter au cours de l’injection puisque avec l’augmentation de pression, les pro-
priétés du CO2 varient alors que celles de l’eau sont relativement stables et que le calcul de
taux d’injection est déterminé pour une pression fixée. Toutefois, les pressions obtenues dans
le cas où les différences de propriétés des fluides ont été prises en compte restent similaires à
celles du cas multiphasique loin du puits (e.g. supérieur à 100km après 30 ans d’injection).

En première approche, l’injection de CO2 pourrait être modélisée avec un simulateur mono-
phasique en tenant compte des différences de propriétés des fluides. Cette méthode fournirait
une approximation de la propagation de pression loin du puits. L’approche par un simulateur
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multiphasique reste plus précise en tenant compte des variations des propriétés des fluides en
fonction des conditions de pression et de température.

En 2009, Birkholzer et al. [33] ont réalisé une étude de sensibilité sur la réponse en pression
liée à l’influence du stockage de CO2 dans un aquifère salin pour des applications à l’échelle
industrielle des projets de CCS. L’objectif est d’estimer la zone d’influence de l’injection de CO2
dans un système idéal multicouches où l’écoulement vertical et latéral de la saumure peuvent
entrer en compétition.

Ils utilisent le simulateur multiphasique TOUGH2/ECO2N. Le modèle radial (2 Dimensions)
représente de façon conceptuelle un système multicouches : alternance d’aquifères et d’aqui-
tards (chacun de 100m d’épaisseur, figure 1.5a). Le modèle a un rayon de 200km ce qui permet
d’éviter l’influence des conditions aux limites sur les résultats. L’injection de 1.52MtCO2/an,
pendant 30 ans, est simulée dans une zone ayant un large rayon de manière à imiter plu-
sieurs puits. Les couches sont homogènes et les mêmes propriétés sont utilisées pour tous les
aquifères, et tous les aquitards, respectivement.

(a) Modèle multicouche, radial
représentant un système d’aqui-
fères/aquitards

(b) Résultats en pression (en bar) pour différentes valeurs de
perméabilité des aquitards

FIGURE 1.5 – Modèle et résultats de Birkholzer et al., 2009 [33]

Différents scénarios de perméabilités des aquitards (de 10−17 à 10−20 m2) et de compressi-
bilités des pores (de 4.5 10−10 pour les aquifères, 9 10−10 Pa−1 pour les aquitards, augmenta-
tion ou diminution d’un ordre de grandeur) sont envisagés. 5.

L’extension et l’intensité de l’augmentation de pression seraient significativement sensibles
à la perméabilité des aquitards : l’extension latérale diminue si la perméabilité des aquitards
augmente et réciproquement, compensée par une augmentation ou une diminution de l’exten-
sion verticale. A la fin de l’injection, pour une perméabilité de 10−18m2, la pression a augmenté
latéralement de 2 105Pa à environ 30km du puits contre 45km si la perméabilité des aquitards
est divisée par 100.

L’influence de la compressibilité des pores sur l’extension et l’intensité de la perturbation
de pression est telle qu’une diminution de la compressibilité induit une propagation de la per-
turbation plus importante et inversement dans le cas de l’augmentation de la compressibilité :
à 10km, dans la zone d’injection, l’augmentation de pression est d’environ 16 105Pa pour le

5. D’autres paramètres importants à traiter sont proposés par l’auteur mais non-traités dans cette étude : la
perméabilité, la porosité, la profondeur, l’épaisseur de la formation, les volumes et taux d’injection ...
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cas de la plus faible compressibilité et de 6 105Pa pour la plus forte compressibilité à la fin
de l’injection. Dans les cas de plus faibles perméabilités des aquitards, la compressibilité est le
facteur dominant sur le déplacement de la saumure.

Pour ce modèle radial, l’influence de l’injection de CO2 sur le déplacement de la saumure
est relativement faible : alors que la perturbation de pression se propage rapidement la vi-
tesse d’écoulement latérale de la saumure est relativement faible. La compressibilité des pores
et l’écoulement vertical de la saumure à travers les aquitards jouent un rôle important pour
induire une vitesse d’écoulement latérale de la saumure inférieure au taux d’injection (diffé-
rent de l’effet piston). Dans le cas d’aquitards de perméabilité la plus élevée (10−16 m2), la
taux d’écoulement latéral est quasiment nul à 100km du point d’injection et les vitesses de
déplacement vertical dans l’aquitard au-dessus de la formation d’injection sont de l’ordre de
0.006m/an. Cette faible vitesse d’écoulement de la saumure et la faible distance de déplace-
ment permettent de supposer un impact environnemental faible voire inexistant.

Birkholzer, Zhou et al. [34] [35] en 2010 ont étudié le cas du Mt Simon aquifer, Illinois, USA
(i.e. aquifère du projet DECATUR cf. paragraphe 1.2.1, page 15). Sur le modèle 3D régional
(figure 1.6a), vingt sites d’injection, séparés d’environ 30km sont représentés, chacun injectant
5MtCO2/an pendant 50 ans. La simulation est réalisée grâce à TOUGH2-MP/ECO2N qui est une
version parallélisée du logiciel TOUGH2. L’objectif est de montrer l’importance de l’évaluation
d’une capacité de stockage dynamique (cf. Introduction) en particulier dans le cas de multiples
injections, plutôt qu’uniquement basée sur la capacité volumétrique du bassin.

L’aire du modèle du bassin est de 241 000km2, la zone d’injection (zone où sont regroupés
les sites) couvre 24 000km2. Dans la zone d’injection, les processus à l’échelle du panache de
CO2 sont étudiés. La formation de stockage y est représentée de façon stratifiée mais homo-
gène latéralement. L’augmentation de pression et la migration de la saumure sont étudiées
dans la zone la plus large, à l’échelle du bassin, où le modèle est homogène verticalement et
latéralement en supposant que cela n’aura pas d’influence sur la réponse du système.

A l’échelle du panache de CO2, les résultats mettent en évidence les digitations préféren-
tielles du CO2 dans les zones à forte perméabilité et l’importance des zones de faibles perméabi-
lité (effet de barrière de perméabilité et de capillarité) retardant la migration verticale. Malgré
leur importante extension latérale, les panaches de CO2 des différents sites n’interfèrent pas au
cours de la simulation.

Dans la zone d’injection et à l’échelle du bassin, la propagation de la perturbation de pres-
sion s’étend bien plus rapidement que le panache de CO2. Différentes étapes peuvent être
identifiées pour la réponse en pression (figure 1.6b) :

1. Jusqu’à 6 mois d’injection, la propagation de l’augmentation de pression et la migration
de la saumure s’effectuent sans interférence entre les différents sites. Au départ, l’injec-
tion de fluide est presque entièrement compensée par l’augmentation de l’espace poral
grâce à la compressibilité du fluide et des pores.

2. Ensuite, des interférences de pression entre les différents sites sont observables, passant
d’un comportement de sites individuels au comportement de multiples sites. Le début
de cette étape dépend de l’épaisseur de l’aquifère, variable selon les sites d’injection. Les
interférences de pression n’affectent quasiment pas la forme du panache.

3. Enfin, l’augmentation de pression est caractérisée par le système à multiples composants
que représentent les sites d’injection et par son atténuation due à la migration de la
saumure à travers la couverture : augmentation de 1MPa à la limite de la zone d’injection,
0.1MPa à 100km de celle-ci à la fin de l’injection.
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(a) Modèle du Mount Simon aquifer basé sur
la géologie du bassin et zones d’injection.

(b) Définition des zones "proche injection" ("near-field
area") et "loin de l’injection" ("far-field area") et résul-
tats de l’augmentation de pression (en bar) à différentes
périodes d’injection et post-injection (note : les échelles
de couleurs en pression ne sont pas identiques)

FIGURE 1.6 – Modèle régional et résultats de l’étude d’injections multiples à grande échelle de
Zhou et al., 2010 [34], [35]

Au cours de l’injection, l’augmentation de pression n’atteint pas la valeur critique de pres-
sion de fracturation et reste inférieure à la réduction de pression induite par la production d’eau
intensive dans les aquifères peu profonds. Les vitesses de déplacement de la saumure restent
très faibles (à 50 ans d’injection, en moyenne sur tout le domaine, la vitesse est de 0.46mm/an
à travers la limite verticale du domaine, et de 0,2m/an aux limites latérales du modèle avec un
maximum de 1,2m/an).

Des études de sensibilité ont également été effectuées sur des paramètres incertains lors
de la caractérisation de l’aquifère et pouvant potentiellement être influent sur la réponse du
système : la perméabilité verticale, horizontale et la pression capillaire d’entrée de la formation
Mt Simon, la compressibilité des pores, la perméabilité de la couverture.

Perméabilités et pressions capillaires d’entrée du gaz des différentes couches de la forma-
tion de Mt Simon agissent principalement sur la migration du panache de CO2. Ils comparent
le cas où perméabilités et pressions capillaires varient en fonction de l’élévation et des couches,
aux cas où soit la pression capillaire d’entrée est constante, soit pression capillaire et perméabi-
lité sont constantes. Pour ces deux derniers cas, les résultats sont similaires : l’extension latérale
du panache est réduite sur les couches supérieures, la bulle de gaz finit par atteindre la couver-
ture contrairement au cas de référence. Par conséquent, la variabilité de la pression capillaire
d’entrée serait le facteur significatif sur la migration du panache.

Pour les études sur la compressibilité des pores et la perméabilité de la couverture, le pa-
nache de CO2 n’est pas affecté par ces paramètres. En revanche pour la perturbation de pres-
sion, comme pour la publication précédente de Birkhlozer et al. [33] :
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– une diminution de la perméabilité de la couverture (de 10−18 à 10−20 m2) entraîne une
augmentation de l’extension de la perturbation de pression, puisque la saumure migre
moins aisément à travers la couverture.

– une augmentation de la compressibilité de pores de la couverture et du réservoir (mul-
tipliée par 3) réduit significativement le pic de pression (1MPa de moins dans la zone
d’injection) et son extension car elle permet d’accommoder un plus grand volume in-
jecté.

Les résultats dépendent des paramètres géologiques et d’injection spécifiques à ce modèle.
Mais les processus et étapes liés à un système de multiple injection à échelle industrielle pour-
ront être retrouvés pour d’autres systèmes du même type. Ainsi, si la perturbation de pression
doit être considérée pour déterminer la capacité dynamique, pour évaluer les risques pour la
ressource en eau et les risques de fuites induits par les gradients de pression, alors le processus
d’évaluation doit être appliqué à une grande région du bassin pour le stockage à l’échelle indus-
trielle. De plus, l’évaluation ne peut se fonder uniquement sur un seul site puisque les réponses
en pression, et donc la capacité dynamique du bassin, sont affectées par les interférences entre
sites.

Une autre étude menée par Person et al. 2010 [36] s’intéresse aux influences de multiples
injections de CO2 pour le même bassin de l’Illinois. Dans ce cas, le modèle est différent que ce
soit pour les paramètres pétrophysiques : perméabilité de l’aquifère (5-125mD vs. 100-500mD),
compressibilité des pores de la formation d’injection (10.10-10Pa-1 vs. 4.10-10Pa-1) ou pour la
quantité injectée (72.6MtCO2/an vs. 100MtCO2/an), la configuration de l’injection (726 puits
vs. 20 sites d’injection) ou pour le code utilisé (Sharp-interface model vs. Tough2/ECO2N).
Ces différences conduisent à des résultats significativement distincts : l’augmentation de pres-
sion est 6 fois plus importante dans la zone d’injection que pour Birkholzer et al. [37] et la
perturbation de pression ne dépasse pas 25km autour de la zone d’injection.

Puisque les perméabilités sont diminuées et que la compressibilité est augmentée par rap-
port à l’étude précédente, il est fort probable que ces paramètres soient à l’origine de ces
différences. Effectivement, lorsque les auteurs modifient ces paramètres pour correspondre à
l’étude précédente, la perturbation de pression atteint les limites du domaine. Une partie des
divergences entre résultats pourrait aussi être imputée aux différences de représentation des
processus physiques entre les deux codes de simulations.

Yamamoto et al. (2009) [38] ont étudié l’influence de l’injection de CO2 sur l’écoulement
régional pour un projet hypothétique d’injection de CO2 dans un aquifère salin de la baie de
Tokyo (figure 1.7a).

L’injection de 10MtCO2/an pendant 100 ans pour chacun des 10 sites d’injection (distants
d’environ 10km) est simulée par TOUGH2-MP/ECO2N sur un maillage fin. Les couches sont
homogènes latéralement mais présentent des variations verticales (alternances de grès et d’ar-
gile). D’après les résultats, le panache de CO2 a une extension latérale maximale de 4 à 5km
au niveau de chaque puits : les panaches individuels de CO2 ne se rejoignent pas même après
100 ans d’injection. L’augmentation de la pression, son extension (figure 1.7b) et la migration
de la saumure due à l’injection sont importantes. Mais la solution est probablement biaisée
par les conditions aux limites latérales. Le modèle n’est pas suffisamment large (60km*70km)
comparé à la quantité de CO2 injectée, contrairement aux études précédentes.

Enfin, Yamamoto et al. effectuent le même type d’étude de sensibilité que Birkolzer et al.,
Zhou et al. [34] [35] [33] sur la compressibilité des pores et la perméabilité des couvertures.
Les conclusions sont en accord avec celles des autres publications, soulignant notamment la
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(a) Modèle utilisée de la baie de Tokyo pour
un site hypothétique d’injection

(b) Résultats de l’augmentation de pression (en bar) à la
fin de l’injection dans le réservoir (à gauche) et dans la
couverture secondaire (séparée de l’aquifère d’injection
par une première couverture et un second aquifère) (à
droite)

FIGURE 1.7 – Modèle et résultats de l’étude d’injection multiples de Yamamoto et al.
(2009) [38]

forte influence de la compressibilité sur la perturbation en pression.

Zhao et al. (2012, [39]) étudient également l’évolution du panache de CO2 et celle de
l’augmentation de pression dans le bassin sédimentaire de Sanglio en Chine. L’injection est
modélisée par 5 puits espacés de 5 à 10-15km, injectant chacun 3Mt/an pendant 50 ans (un
puits central, 4 puits périphériques). Le modèle a une extension maximale de 95km dans cha-
cune des directions et l’écoulement est simulé avec TOUGH2-MP.

Le modèle est basé sur les données de puits du bassin représentant la variabilité spatiale
de la profondeur et de l’épaisseur des formations : l’aquifère d’injection, sa couverture et la
formation sous-jacente. La valeur de la porosité est déterminée en fonction de la profondeur
d’après des données. En revanche, la perméabilité est supposée homogène latéralement. Une
valeur moyenne, d’après les mesures, est assignée à chaque couche malgré la présence de fortes
hétérogénéités. La valeur de compressibilité des pores assignée à l’ensemble du domaine est
par défaut 4.5 10−10 Pa−1.

Des interférences entre panaches de CO2 sont observées par rapport au puits central (150
ans post-injection) contrairement au cas précédents de Zhou et al. [34], Yamamoto et al. [38]
bien que le volume injecté à chaque puits soit moindre. L’apparition de ces interférences est
potentiellement liée au fait que la période étudiée est post-injection et que les puits sont plus
proches que pour Zhou et al. [34]. L’épaisseur, le pendage de la formation et la perméabilité
influencent également ce résultat. L’étude permet aussi de relever de possibles risques avec
la migration post-injection du CO2 vers une zone de ressources en eau. Ces observations per-
mettent d’établir des recommandations sur le placement des puits.

Les interférences en pression entre puits sont, comme attendu d’après les études précé-
dentes, bien plus rapides que celles entre panache de CO2. D’après les auteurs, la perméabilité
de la formation de stockage serait le facteur-clef contrôlant la pression des formations. Tou-
tefois, leur étude de sensibilité s’est limitée à la variation de la perméabilité dans différentes
couches de la formation de stockage et dans celle de la formation sus-jacente. D’autres facteurs
peuvent jouer un rôle clef sur la réponse en pression notamment la compressibilité des pores,
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que ce soit celle de la formation de stockage ou celle de la couverture, ou la perméabilité
de la couverture (mentionnées dans les études précédentes). Enfin, la variabilité spatiale de
la perméabilité n’a pas été représentée alors qu’elle pourrait être considérée plus réaliste que
l’attribution d’une valeur moyenne à l’échelle du bassin.

Birkholzer et Zhou [40],[41] ont également étudié le système de Southern San Joaquin
Valley (Texas, USA). Contrairement au système latéralement extensif de l’aquifère Mt Simon,
celui-ci est un système semi-compartimenté par des failles (la perméabilité réduite par rapport
à celle de la formation d’injection) et l’aquifère a des frontières fermées au flux relativement
proches. Cette compartimentation peut potentiellement induire une pressurisation plus impor-
tante, diminuant la capacité dynamique.

FIGURE 1.8 – Augmentation de pression (en bar) après 10 ans (gauche) et 50 ans (droite)
d’injection dans le système de San Joaquin Valley, scénario avec failles semi-scellantes (en
haut) et sans faille (en bas) [40]

Le modèle a une extension de 84 km en Est-Ouest, de 112 km en Nord-Sud, les limites
Nord, Sud et Ouest étant fermées. La frontière Est du système est ouverte puisque la formation
affleure ; l’eau peut facilement s’y déplacer, représentant également une ressource en eau. Sept
failles sont représentées explicitement (figure 1.8) et le modèle consiste en une alternance de
sable et d’argile (déterminées à partir de données de puits). Un seul puits au centre du modèle
injecte 5MtCO2/an pendant 50 ans.

Dans ce système, la perturbation de pression est contrainte par les limites fermées au Sud
et à l’Ouest avec une augmentation de pression relativement forte à ces frontières. Le champ
de perturbation de pression est également délimité par les failles, l’intensité de la surpression
y est plus importante (figure 1.8). Au contraire, la limite Est et la limite Nord non-confinée,
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permettent à la saumure de se déplacer soit vers l’affleurement, soit vers les aquifères supé-
rieurs, limitant l’augmentation de pression dans le bassin. L’eau déplacée vers cet affleurement
est peu salée et les vitesses de déplacement étant relativement faibles, cela n’aurait pas d’im-
pact environnemental. Alors que le système de San Joaquin Valley est partiellement fermé et
compartimenté, l’augmentation de la pression est donc en partie atténuée par la migration de
la saumure verticalement à travers la couverture (i.e. diffusivité plus importante à travers les
formations sus- ou sous-jacentes) et latéralement par l’affleurement ce qui évite de réduire
drastiquement la capacité dynamique de ce système [41].

La faisabilité du stockage dans un système semi-fermé ou ouvert va dépendre de la dimen-
sion du système, de l’extension de la perturbation de pression ainsi que des possibilités d’at-
ténuation de la pression par différents mécanismes : compressibilité, migration de la saumure
par les limites latérales et/ou verticales.

Une étude de sensibilité a également été effectuée sur la perméabilité en distinguant :
– la "near-field" région définie par l’extension du panache de CO2 prévue etoù les propriétés

hydrodynamiques seront mieux contraintes.
– la "far-field" région définie par l’extension de la perturbation de pression prévue et où les

incertitudes sur les propriétés hydrodynamiques seront plus importantes.
Les résultats de cette étude indiquent d’une part que la caractérisation de la perméabilité dans
les régions plus éloignées ne serait pas négligeable pour l’évaluation de la pression dans la
zone d’injection et d’autre part que les propriétés des zones plus éloignées peuvent avoir une
influence prépondérante sur les perturbations de pression loin du puits.

L’influence de l’injection massive de CO2, provoquant des déplacements et des perturba-
tions de pression à l’échelle du bassin, peut devenir particulièrement importante dans le cas de
sites d’injections multiples dans un même bassin comme l’ont prouvé les auteurs précédents. En
revanche, les différentes études ont généralement montré de faibles influences sur les aquifères
superficiels sauf pour des conditions géologiques spécifiques où la couverture serait, relative-
ment, faiblement imperméable [42], [33], [35], [38], [34].

Leurs études montrent l’importance de la taille du modèle (conditions aux limites), de
la prise en compte des multiples sites d’injection à l’échelle du bassin, des paramètres qui
doivent être spécifiques aux sites étudiés et des incertitudes. En particulier, les perméabilités et
la compressibilité jouent un rôle considérable sur les résultats.

D’autre part, on peut s’interroger sur l’influence d’autres paramètres incertains qui n’ont pas
été étudiés tels que les hétérogénéités latérales. D’autres études de sensibilité complémentaires
sont à effectuer pour pouvoir ou non les négliger à grande échelle lors de la caractérisation des
perturbations du milieu par l’injection massive de CO2.

1.3 Interférences et contaminations liées à la perturbation de pres-
sion

Zone de surveillance
Etant donné l’importante extension de la perturbation de pression et celle du panache lors de

l’injection massive de CO2, une zone de surveillance ("area of review", AoR), pouvant s’étendre
loin du ou des points d’injection, doit être définie pour contrôler l’intégrité du stockage. La zone
de surveillance (AoR) est définie par l’U.S. E.P.A (Environmental Protection Agency, USA, [43])
comme la région entourant le projet de séquestration où la ressource en eau (Underground
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Source of Drinking Water, USDW) peut être menacée par l’injection : soit par les fuites de
fluides injectés, soit par celles des fluides de la formation d’injection remontant à travers des
conduits présents dans l’AoR.

L’AoR correspond donc à la région où le panache de CO2 migre et à la région délimitée par
le front de pression où la pression du fluide est suffisante pour induire la migration des fluides
de la formation vers l’USDW (pression critique). Les conduits potentiels pour la migration de
fluides depuis l’AoR, tels que les puits abandonnés, doivent alors être identifiés et des actions
correctives doivent être mises en place si nécessaire.

Hors du cadre du stockage de CO2, l’AoR est le plus souvent définie par un rayon fixé au-
tour du puits d’injection ou par un calcul radial relativement simple (e.g. calcul du périmètre
de protection dans le cadre d’exploitation géothermique). Pour assurer la faisabilité des projets
de stockage de CO2, l’US EPA requiert que les processus complexes liés à l’injection de CO2
soient pris en compte par la simulation numérique multiphasique représentant les différentes
propriétés des fluides et les hétérogénéités inhérentes aux formations souterraines. En effet,
la définition de l’AoR doit tenir compte de la configuration de l’injection et des spécificités
géologique du site, puisque les études précédentes ont montré qu’elles influenceraient signi-
ficativement les perturbations de pression et la migration du panache. Par exemple, dans le
cadre du permis d’injection pour le projet DECATUR (cf. paragraphe 1.2.1), l’AoR a été mise
à jour et considérablement réduite à partir de nouvelles données des propriétés du champ de
perméabilité (utilisation d’un modèle avec une distribution géostatistique plutôt que le modèle
initial considérant soit une formation homogène, soit par couches) et à partir d’une calibration
à l’aide de nouvelles données d’opérations d’injection en cours [44].

La pression critique qui délimitera l’AoR simulée par le modèle numérique peut être dé-
terminée de façon analytique d’après la méthode proposée par Nicot et al. (2009, [45]). En
supposant l’équilibre hydrostatique entre la formation d’injection et l’USDW le plus proche de
celle-ci, tant que la perturbation de pression reste inférieure à une pression seuil, un nouvel
équilibre est établi dans le conduit entre zone d’injection et l’USDW. Le fluide de la forma-
tion n’entre pas dans l’USDW et l’éventuelle fuite de fluide, provenant uniquement du conduit,
resterait acceptable.

La perturbation de pression nécessaire à l’écoulement de fluide de la formation vers l’USDW
est définie par (équation 1.11) :

∆P
g

=
(∫ zV

zI

ρ(z)dz
)

∆P
−
(∫ zV

zI

ρ(z)dz
)
ini

zI : profondeur de l’USDW

zV : profondeur de la formation d’injection

ini : conditions initiales

∆P : conditions après augmentation de pression
(1.11)

La masse volumique de la saumure dépend de la salinité, de la température et de la pression.
Elle est plus sensible à la variation de salinité et de température comparée à celle de la pression
pour des intervalles pertinents pour le stockage géologique du CO2. Ces paramètres variant
avec la profondeur, la masse volumique est considérée variable avec celle-ci. Cette variation est
supposée linéaire avec la profondeur :

ρ(z) = ρI + ε ∗ (z − zI)
ρI : masse volumique du fluide à la profondeur zI
ε : coefficient linéaire entre les conditions initiales à zI et z

(1.12)
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Cette formulation peut également s’appliquer au cas où le fluide remontant le conduit s’équi-
libre aux conditions de celui-ci :

ρ(z) = ρI,λ + λ ∗ (z − zI)
ρI,λ : masse volumique du fluide à la profondeur zI après augmentation de pression

λ : coefficient linéaire entre les conditions post-équilibre du fluide de la formation à zI et z
(1.13)

Ce qui donne : (∫ zV

zI

ρ(z)dz
)
ini

=
[
ε

2z
2 + (ρI − εzI)z

]zV
zI(∫ zV

zI

ρ(z)dz
)

∆P
=
[
λ

2 z
2 + (ρI,λ − λzI)z

]zV
zI

(1.14)

La perturbation de pression seuil ou critique peut être calculée soit en considérant une masse
volumique constante du fluide remontant le long du conduit (équation 1.12), soit en re-
calculant la masse volumique du fluide après équilibre dans le conduit (équation 1.13).

Dans le cas où l’augmentation de pression est rapide (sous forme de "pulse"), la densité
du fluide de la formation est considérée constante d’où

(∫ zV
zI

ρ(z)dz
)

∆P
= ρV (zV − zI). La

perturbation critique dépend principalement de la différence de densité entre les fluides et de
profondeurs entre formations. Elle est calculée par :

∆P
g

= ε

2(zV − zI)2 (1.15)

Dans le cas où l’augmentation de pression est suffisamment lente pour permettre au fluide de
s’équilibrer thermiquement dans le conduit, la perturbation de pression critique devient :

∆P
g

= (zV − zI)
(
λ− ε

2 (zV − zI) + ρI,λ − ρI
)

(1.16)

Dans ce cas, une augmentation de pression supplémentaire est nécessaire pour provoquer
l’écoulement du fluide dans l’USDW à cause de l’augmentation de la masse volumique du fluide
dans le conduit.

D’après Bandilla et al. (2012, [46]), la pression critique calculée par l’équation 1.16 dépen-
dra essentiellement de la distance entre les deux formations et de la salinité pour des intervalles
de valeurs pertinents dans le cadre du stockage de CO2.

D’après la comparaison de Birkholzer et al. (2011, [40]) entre cette évaluation analytique et
modèles numériques, le calcul tenant compte de l’équilibre de masse volumique dans le conduit
(équation 1.16) fournit une estimation précise du seuil de pression. Dans le cas d’une masse
volumique uniforme (équation 1.15), le résultat est moins précis mais plus simple à calculer
que le premier et plus conservatif. La pression critique ne dépendrait pas des propriétés hy-
drauliques de la formation ou du conduit, mais le taux d’écoulement du fluide de la formation
dépendrait de ces propriétés et de l’amplitude de l’augmentation de pression.

A partir de ce calcul de pression, l’EPA recommande de définir l’AoR selon le scénario de
risques maximum en termes d’extension du panache de CO2 et de la perturbation de pres-
sion critique. La période d’extension maximale peut correspondre à celle de taux d’injection
maximal ou à la fin d’une longue période d’injection. Toutefois, certaines études ont montré
que l’extension latérale du panache peut continuer post-injection par effet gravitaire (e.g. Zhao
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et al. [39]) ou que le front de pression critique peut éventuellement encore s’étendre post-
injection (e.g. Schäfer et al. [47]). Cela nécessite donc l’utilisation de simulations numériques
tenant compte des incertitudes du modèle.

Interférences
Les interférences entre zones d’injection et entre projets vont également influencer la distri-

bution de la perturbation de pression comme cela été observé dans l’étude de Zhou et al. [34].
Ces interférences ajoutent donc de la complexité à la définition de l’AoR et sa délimitation
doit être effectuée collectivement, à l’échelle régionale, pour tous les puits inclus dans le projet
[43].

Les problèmes d’injectivité constituent la principale raison pour l’installation de puits mul-
tiples. Ils permettent de répondre aux objectifs de quantité de CO2 injectée tout en réduisant
le risque que la pression maximale soit atteinte. L’utilisation de plusieurs puits d’injection per-
met également au CO2 de balayer une plus grande surface et donc améliore les possibilités de
piégeage par dissolution [48].

Toutefois, les interférences de pression entre ces puits d’injection atténuent cette améliora-
tion de l’injectivité et la capacité réelle puisque, comme souligné dans les études précédentes
(paragraphe 1.2.2), les perturbations et interférences de pression peuvent potentiellement ré-
duire également la capacité dynamique du bassin. Par exemple, pour une surpression régionale
admissible de 1MPa, Schafer et al. (2011, [49]) montrent que les interférences de pression d’un
projet sur un second peuvent conduire à l’annulation de la capacité dynamique du second.
Négliger les interférences entre puits revient à surestimer considérablement l’injectivité et la
capacité du réservoir.

A cause de ces interférences de pression, l’injectivité à partir de plusieurs puits n’augmente
pas linéairement en fonction du nombre de puits. Ceci nécessite d’ajouter un nombre plus
conséquent de puits que dans le cas d’une relation linéaire [50] pour atteindre les volumes de
CO2 souhaités.

Par exemple, Ghaderi et al. (2009, [51]), et Azizi et al. (2013, [52]) montrent que la ca-
pacité augmente significativement en passant de un à une dizaine de puits, même si le taux
d’injection doit être diminué pour compenser les interférences. Par contre, si le nombre de puits
augmente encore, l’amélioration de la capacité s’atténue jusqu’à ce qu’il n’y ait plus d’amélio-
ration de la capacité. L’augmentation du nombre de puits au-delà d’une certaine limite a un
effet minime sur la capacité car les interférences entre puits deviennent trop importantes, ré-
duisant drastiquement l’injectivité. Ce nombre de puits limite dépend de la distance imposée
entre puits et donc de la surface disponible de la formation ainsi que des propriétés réservoirs
qui influencent les perturbations de pression.

Ainsi, Zakrisson et al. (2008, [53]) montrent que la diminution de l’espacement des puits
ou l’augmentation de la perméabilité entraînent une augmentation des interférences. McCoy et
al. (2009, [54] and [55]) concluent également que la caractérisation du sous-sol est essentielle
pour le stockage puisque les interférences entre puits et donc le coût (fonction du nombre de
puits et de leur espacement) est fortement sensible à la perméabilité effective (moyenne des
perméabilités d’un système en couches pondérée par leurs épaisseurs) du réservoir. D’autre
part, Eccles et al. (2012, [56]) étudient les effets des interférences sur l’espacement des puits.
Ils comparent le cas où l’espacement entre puits s’appuie uniquement sur la zone d’influence
du CO2 en fonction de la capacité de la formation, c’est-à-dire une estimation volumétrique
pour minimiser l’espace utilisé, et le cas où les interférences de pression sont le facteur limitant
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pour l’espacement des puits. Les modèles s’appuyant sur une estimation volumétrique donnent
majoritairement des distances entre puits bien inférieures à celles des modèles basés sur l’esti-
mation en fonction des interférences. Ce résultat souligne l’importance de la prise en compte de
la gestion de la pression et de la configuration de l’injection pour les estimations de capacités
et de coûts des projets.

Des solutions analytiques pour estimer rapidement l’injectivité par des puits multiples et
donc le nombre de puits requis au stockage de CO2 ont été proposées (e.g. Zakrisson et al. [53],
Oruganti [57], Pooladi-Darvish et al. [50]). Néanmoins, des écarts importants sont relevés
lorsque les résultats analytiques sont comparés à des modèles numériques diphasiques [53, 50].
Puisque ces relations analytiques s’appuient sur des simplifications des milieux géologiques
et restent plutôt imprécises, elles ne peuvent être utilisées qu’en première approche lors de
procédures de sélection de site pour le stockage.

Configuration du puits
Les choix de l’intervalle de complétion et du type de puits peuvent contribuer à réduire

les problèmes d’injectivité et/ou améliorer le stockage. Par exemple, Yang et al. (2011,[58]),
dans le cas de modèles hétérogènes (verticalement), montrent que pour des puits verticaux, la
capacité et l’injectivité sont améliorées si l’intervalle de perforation comprend toute l’épaisseur
de la formation. L’augmentation de pression est moindre que si l’injection se fait uniquement
au fond du puits.

Par contre, en étudiant de multiples réalisations de champs de perméabilité (distribution
log-normale), Jahangiri et al. (2011, [59]) montrent que les plus fortes moyennes de dissolu-
tion (post-injection) sont obtenues dans le cas où seules les parties les plus basses du réservoir
sont perforées. Dans ce cas, le panache migre plus lentement vers le haut du réservoir, l’écart-
type de la distribution spatiale du panache en Z sera plus grand.

D’où l’importance de la configuration du puits vertical en fonction des contraintes princi-
pales du projet. Si des problèmes d’injectivité apparaissent à cause de fortes hétérogénéités,
le choix de l’intervalle de complétion sur toute la hauteur de la formation semble justifié. En
revanche, si la perméabilité est suffisante pour assurer une injectivité satisfaisante, l’injection
se fera préférentiellement dans le fond du réservoir pour optimiser le piégeage par dissolution
du CO2.

L’orientation du puits peut aussi améliorer l’injectivité. D’après Yang et al. [58] et Ghaderi et
al. (2009, [51]), les puits déviés ou horizontaux améliorent la quantité injectée par rapport au
puits vertical. En revanche, Okwen et al. (2011, [60]) constatent, pour un modèle homogène,
que ce n’est le cas que si le puits horizontal, non contraint par l’épaisseur de la formation, a
une longueur supérieure (1km ou plus) à celle du puits vertical. De plus, à partir d’un rapport
d’anisotropie de 100 entre perméabilité verticale et horizontale, l’avantage du puits horizontal
par rapport à un puits vertical devient faible. Par ailleurs, l’amélioration de la dissolution et de
l’efficacité du stockage par les puits horizontaux par rapport à un puits vertical ne serait pas
significative.

La meilleure méthode d’optimisation en terme d’injectivité serait donc l’utilisation de puits
horizontaux suffisamment longs pour permettre de diminuer significativement le pic de pres-
sion au niveau du puits. La localisation et l’efficacité du puits horizontal resteraient néanmoins
dépendantes des contraintes de perméabilités. Les avantages des puits horizontaux par rapport
aux puits verticaux, en milieu hétérogène, nécessiteraient d’être approfondis.
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Production de saumure
Pour limiter les surpressions et donc les risques de fracturations et limiter la zone de sur-

veillance, la production d’eau de la formation d’injection pourrait être envisagée comme me-
sure d’atténuation (e.g. Birkholzer et al. 2012[61], Buscheck et al., 2012[62]). Ce procédé
devrait être mis en place pour le projet Gorgon, décrit au paragraphe 1.2.1, afin d’améliorer
l’injectivité et d’atteindre la quantité de CO2 visée.

De plus, cette méthode permettrait de limiter l’AoR et les risques d’interférences entre
projets puisque cela limiterait l’augmentation de pression dans le bassin. Les écoulements de
fluides contraints par la production d’eau et le gradient de pression imposé par celle-ci seraient
moins sensibles aux propriétés géologiques du milieu, diminuant les incertitudes liées à ces pa-
ramètres. Par conséquent, cela limiterait la caractérisation nécessaire aux projets et faciliterait
les prédictions de la réponse du système (e.g. Buscheck et al., 2012[62], Li et al., 2011[63]). La
saumure produite devra soit être ré-injectée, soit être traitée (dessalement) pour être utilisée.
Elle peut aussi potentiellement être directement utilisée dans des systèmes de refroidissement
ne nécessitant pas de traitement, ou pour le maintien de pression dans les exploitations d’hy-
drocarbures, ou utilisée pour les exploitations géothermiques (Court et al. [64]).

1.4 Paramètres géologiques influençant la réponse du système

Dans les études d’interférences précédentes, l’atténuation des perturbations de pression en
fonction des propriétés de la couverture (vue au paragraphe 1.2.2) n’a pas été prise en compte,
ni la possible variation spatiale des paramètres géologiques alors que leur influence pourrait
modifier ces interférences. Les paramètres géologiques doivent être caractérisés afin d’estimer
les capacités de stockage et de modéliser la migration du panache [42] ainsi que pour prévoir
la réponse en pression au stockage de CO2. Du moins, leur influence doit être appréhendée
pour évaluer quels seraient les paramètres critiques sur les prévisions d’interférences et d’AoR
des modèles numériques.

L’influence des différents paramètres géologiques est comparée mais leur influence res-
pective peut dépendre du choix fait sur d’autres paramètres. En effet, des corrélations existent
entre certains paramètres et des interactions peuvent se produire entre leurs effets. Par exemple,
les pressions capillaires d’entrée sont directement liés aux valeurs des perméabilités. Dans le cas
de grès, il est souvent possible d’appliquer des lois empiriques reliant perméabilité et porosité.

1.4.1 Influence sur la réponse en pression

D’après l’équation de diffusivité (cf. paragraphe 1.1), l’augmentation de la perméabilité ou
la diminution de la compressibilité des pores ont le même effet sur la vitesse d’extension de la
perturbation de pression (i.e. augmentation de la vitesse de propagation). En revanche, l’aug-
mentation de la perméabilité et de la compressibilité des pores diminue le pic de pression aux
puits. Ces deux paramètres ont donc des effets différents sur la distribution de la perturbation.

Perméabilité du réservoir
Une plus forte perméabilité de la formation d’injection améliore effectivement l’injectivité

comme pour Schäfer et al. [49], Flett et al. [65], Zhou et al. [66], Chadwick et al. [67], Yang
et al. [58], Heath et al. [68] et par conséquent la quantité injectée par un puits. D’après Schäfer
et al. [49], Yang et al. [58], la perméabilité moyenne aurait une influence plus importante sur

33



CHAPITRE 1. ÉTAT DE L’ART

la perturbation de pression que l’anisotropie (0.1 et 1 ; 0,001 à 1, respectivement pour chaque
étude). Selon Schäfer et al. [49], l’influence de la perméabilité (110, 220 et 550mD, d’autres
valeurs plus faibles ont été utilisées mais l’injectivité était trop faible pour que cela puisse être
réaliste) serait aussi plus significative que celle de la température (comprise entre 35 et 63◦C,
i.e. température du réservoir). En revanche, la comparaison des influences respectives de la
perméabilité et de la compressibilité de pores de l’étude de Schäfer et al. [49] ne peut être
réellement validée car la variation de la compressibilité est extrême (0 et 4.5.10−10 Pa−1) et
les conditions aux limites sont différentes (voir plus loin les explications sur les conditions aux
limites).

Une autre étude de sensibilité compare perméabilité (multipliée par 0.3, 1 ou 3), courbes de
perméabilité relatives (basées sur la théorie de Brooks-Corey), saturation en eau irréductible,
solubilité (incertitudes sur les propriétés du fluide de la formation) et saturation résiduelle en
gaz. Les variations de ces paramètres sont basées sur de larges intervalles d’incertitudes relevés
dans la littérature, lors d’exploitation de réservoir pétrolier. L’étude est effectuée sur un modèle
hétérogène (simulation séquentielle gaussienne de la porosité et de la perméabilité via une loi
reliant porosité et perméabilité) par Flett et al. [48]. Bien que les paramètres soient différents
de ceux de l’étude précédente, la perméabilité a, à nouveau, l’influence la plus significative sur
l’augmentation de pression et sur la migration du CO2 en fin d’injection.

Une forte perméabilité permettrait également d’augmenter la capacité totale lors de l’injec-
tion par plusieurs puits selon Ghaderi et al. [51]. Toutefois, Eccles et al. [56], Schäfer et al. [49]
constatent que les réservoirs à forte perméabilité peuvent avoir une capacité inférieure à celle
des réservoirs de faible perméabilité à cause des interférences de pressions qui se propagent
plus rapidement.

Ces différences avec Ghaderi et al. [51], qui tient compte également des interférences,
peuvent s’expliquer par les distances entre puits et les intervalles de valeurs étudiés. Elles sont
plus faibles pour Ghaderi et al. (comprises entre 25mD et 100mD) que pour Schafer et al. ou
Eccles et al. (comprises entre 6mD et 2D). Pour Ghaderi et al. étudiant l’injection massive de
CO2 avec une distance constante entre puits (8km), les puits sont suffisamment proches pour
que, même pour de faibles perméabilités, de fortes perturbations arrivent aux puits voisins. En
revanche, Eccles et al. étudient des distances variables entre puits qui permettent d’atténuer ces
perturbations de pressions en cas de faible perméabilité. Ainsi Azizi et al. [52] montrent que
pour des réservoirs de fortes perméabilités, à partir de 16 puits d’injection pour son modèle,
l’augmentation de perméabilité de 100mD à 3D n’améliore plus significativement la capacité
du réservoir du fait des interférences de pression entre puits. En revanche, pour une augmen-
tation de perméabilité comprise entre 1mD et 100mD, le taux d’injection cumulé augmente
significativement, même avec un nombre de puits important. L’influence de la perméabilité sur
l’injectivité, sur les interférences et finalement sur la capacité de stockage sera donc dépen-
dante du volume disponible de la formation (i.e. épaisseur et extension latérale). Eccles et al.
[56] suggèrent que les réservoirs à relativement faible perméabilité mais à grande épaisseur
seraient parmi les plus intéressants puisque la faible perméabilité permet de limiter les interfé-
rences et la grande épaisseur assure une capacité volumétrique au stockage, accommodant une
quantité de fluide importante et limitant également les interférences. Toutefois, selon Chad-
wick et al. [67] (un seul puits), la perméabilité a une influence plus importante sur l’injectivité
que l’épaisseur. Leurs effets doivent donc être considérés individuellement : une "transmissi-
vité" 6 équivalente au produit de la perméabilité et de l’épaisseur ne peut servir de paramètre

6. la transmissivité, pour les études de ressources en eau, est définie par le produit de la conductivité hydraulique
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pour évaluer le potentiel de stockage.

Perméabilité du réservoir et Conditions aux limites
La perméabilité aurait aussi une influence plus importante que la porosité sur la pression

proche puits d’après Chadwick et al. [67] (conditions aux limites latérales ouvertes, la porosité
variant entre 15 et 30% avec K fixée à 1D ou la perméabilité variant entre 50mD et 10D avec
φ fixée à 30%) et Buscheck et al. [62] (conditions aux limites latérales fermées, la porosité
variant entre 6 et 24% avec K fixée à 100mD ou la perméabilité variant entre 10mD et 1D avec
φ fixée à 12%).

Les conditions aux limites influencent ce type de comparaison puisque pour des conditions
aux limites fermées (latérales et verticales), Mathias et al. [69] montrent que tant que la pertur-
bation de pression n’a pas atteint les limites du domaine, la perméabilité a un rôle majeur sur
l’injectivité. Par contre, lorsque cette perturbation s’est propagée jusqu’aux limites du domaine,
l’injectivité devient plus sensible au volume poral accessible (porosité, compressibilité, etc) de
l’aquifère. L’injectivité tendrait, néanmoins, à être moins sensible à la perméabilité pour de
fortes valeurs, même dans le cas ouvert, puisque la perméabilité ne s’opposant pas à l’écoule-
ment, les variations de pression seront fortement dépendantes de la capacité et de la réactivité
du système à emmagasiner la masse injectée.

Cependant, comme pour les études précédentes, l’influence majeure sur l’injectivité de la
perméabilité par rapport à la porosité a été relevée à la fois pour un système ouvert et pour un
système latéralement fermé ; cela donne plus de poids à cette observation, même si une partie
de la masse injectée peut encore être compensée par la diffusion dans la couverture.

En réalité, le scénario de système fermé est peu probable, un système semi-fermé ou ouvert
serait plus représentatif des aquifères [41, 49, 70] avec l’atténuation de l’augmentation de
pression grâce à la large extension des aquifères ou la diffusion de la saumure à travers les
zones de faibles perméabilité (formation argileuse comme la couverture ou les failles). Les
zones argileuses qui agissent comme des barrières à l’écoulement multiphasique (notamment
à cause des pressions capillaires, retenant le flux de CO2) à l’échelle de la zone d’injection,
permettent le déplacement de saumure (monophasique), bien qu’à des vitesses d’écoulement
faibles, et induisent une atténuation de l’amplitude de la perturbation de pression dans la
formation d’injection.

En revanche, la compartimentation des réservoirs du bassin permettrait de restreindre, à
la zone du projet, l’augmentation de pression liée au stockage de CO2 en limitant la pertur-
bation dans les autres zones du bassin (Jordan [71], Chadwick et al. [67]). Toutefois, cela
peut aussi induire une perte de la capacité de stockage. Chadwick et al. [67] comparent les
effets de barrières de perméabilité de 1.10−18 et 1.10−17m2 à différentes distances de la zone
d’injection. Pour des distances suffisamment importantes et/ou une perméabilité des barrières
suffisamment élevée, la perte d’injectivité est faible, de l’ordre de dixièmes de MPa. Mais pour
des distances faibles (ici, 1km), l’augmentation de pression au puits est drastique (plusieurs
MPa), compromettant la faisabilité du stockage (e.g. cas du stockage de Snohvit cf. paragraphe
1.2.1).

Perméabilité de la couverture
La prise en compte d’une couverture peu perméable permet de diminuer la perte d’injectivité

(équivalent à K*ρ*g/µ) par l’épaisseur
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due aux barrières latérales, dissipant une partie de la surpression (Chadwick et al. [67], Zhou
et al. [66]). Toutefois, l’efficacité de la dissipation dépend de la perméabilité de la couverture.
Elle peut aussi dépendre des propriétés du réservoir. Pour les trois études de Zhou et al. [66],
Birkholzer et al. [33], Buscheck et al. [62], les auteurs trouvent que des valeurs de perméabilité
de la couverture inférieures à 10−19m2 donnent des comportements en pression proche de
ceux du système complètement fermé. Le seuil pour obtenir une diminution significative pour
leurs modèles est de 10−18m2. Les conditions aux limites ne sont pas les mêmes (ouvertes
ou fermées) dans ces études mais cela ne modifie pas pour autant la sensibilité aux valeurs
de perméabilité de la couverture. Cependant, ces trois études se basant sur des propriétés
de réservoir similaires (perméabilité de 100mD, compressibilité des pores de 4.5.10−10Pa−1),
la valeur seuil de 10−18m2 pour obtenir une atténuation appréciable de l’augmentation de
pression n’est pas nécessairement généralisable et semble plutôt spécifique aux cas étudiés.
Ainsi, dans le cas du modèle ouvert de Dong et al. [72], les variations de pression entre modèles
de perméabilité de couverture (de 10−22m2 à 10−17m2) sont quantitativement négligeables (au
maximum 0.1MPa). Ce résultat est lié au modèle (faible taux d’injection, forte compressibilité
des pores du réservoir 10−9Pa−1 et limites latérales ouvertes) qui induit dans tous les cas
une faible variation de pression de l’ordre de dixièmes de MPa. En revanche, une comparaison
relative par rapport à une couverture de perméabilité de 10−22m2 montre qu’une augmentation
à 10−19m2 réduit le pic de pression de 25% et une augmentation à 10−17m2 réduit de 75%
l’augmentation de pression.

Puisque la perméabilité de la couverture permet, lorsqu’elle est suffisamment élevée, d’at-
ténuer l’augmentation de pression au puits, elle permet d’augmenter la capacité de stockage
dynamique qui est contrainte par la pression maximum admissible dans la formation d’injection
[41]. Cavanagh and Wildgust [70], Birkholzer et al. [33] montrent également qu’une perméa-
bilité de couverture suffisante (i.e. supérieure ou égale à 10−18m2 pour le modèle analytique
utilisé de [70]) contribue à réduire la zone de perturbation de pression, avec des conséquences
sur l’AoR et les interférences possibles avec d’autres projets.

Compressibilité des pores
La compressibilité des pores est définie comme la variation de volume des pores relative à

la variation de pression des fluides [73]. Par conséquent, pour une même augmentation de
pression, un aquifère avec une plus forte compressibilité des pores permet d’emmagasiner un
plus grand volume de fluide. L’augmentation de volume poral compense l’arrivée de fluide et
diminue l’amplitude de l’augmentation de pression. En effet, puisque la compressibilité permet
d’augmenter le volume disponible avec la pression d’injection, l’emmagasinement d’un même
volume de fluide (injecté ou en place) s’effectue aussi dans une zone plus restreinte, le fluide en
place devra être déplacé moins loin de la zone d’injection et donc finalement la propagation de
pression couvrira une plus faible distance. Les calculs de capacité de stockage nécessitent donc
de prendre en compte la compressibilité des pores plutôt qu’uniquement le volume représenté
par la porosité [73].

Les études de Zhou et al. [34], Birkholzer et al. [33], Nicot et al. [32], Schäfer et al. [49]
montrent effectivement qu’une plus forte compressibilité de la formation tend à diminuer le
pic de pression au niveau du puits et la propagation de pression. L’augmentation de la capacité
dynamique et de l’injectivité grâce à une plus forte compressibilité serait d’autant plus impor-
tante que le nombre de puits augmente d’après Ghaderi et al. [51] (valeurs de compressibilité
de pore de 9.10-11Pa-1 à 2.25.10-9Pa-1). D’après Schäfer et al. [49], la compressibilité des pores
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influencerait majoritairement le développement de la pression à l’échelle régionale puisque les
différences entre leurs deux modèles (0 et 4.5.10-10Pa-1) sont plus marquées pour des distances
supérieures à 10km.

Dans le cas d’un système fermé, le volume pour l’accommodation de la masse injectée est
essentiellement fourni par la compressibilité des pores et des fluides [66]. Dans les modèles
de bassin de Zhou and Birkholzer [41] (i.e. conditions aux limites plus réalistes, large ex-
tension des domaines, représentation des affleurements, des zones faillées, des confinements
latéraux régionaux), pour le cas du modèle partiellement compartimenté, le déplacement de
la saumure aux bordures du modèle et dans les formations sus-jacentes contribuerait de façon
plus significative à l’accommodation du volume injecté que le volume rendu disponible par la
compressibilité du système. Dans le cas du modèle à large extension, le volume injecté est prin-
cipalement accommodé par la compressibilité des pores et des fluides de la formation plutôt
que par le déplacement de la saumure à travers la couverture.

La compressibilité de la couverture a été relativement peu étudiée dans les analyses de
sensibilité. Par exemple, Birkholzer et al. [33], Zhou et al. [34] considèrent différents cas de
compressibilité de la couverture mais associés à différentes valeurs de compressibilités de la
formation d’injection, ne permettant pas de dissocier leur influence respective.

La compressibilité des pores et la perméabilité moyenne semblent, d’après les études rele-
vées, avoir une influence majeure sur la réponse en pression mais elle dépend des modèles,
du choix des paramètres étudiés et de leurs intervalles de valeurs. De plus, pour les études
relevées, les comparaisons des effets de la compressibilité des pores et de la perméabilité sur
l’injectivité peuvent s’avérer contradictoires en fonction des modèles et des intervalles étudiés
(effet de la perméabilité plus important pour Ghaderi et al. [51], l’inverse pour Schäfer et al.
[49]).

Anisotropie et variabilité spatiale de la perméabilité
Globalement, la diminution du rapport d’anisotropie (Kv/Kh) augmente la pression au puits

donc diminue l’injectivité (Okwen et al. [60], Yang et al. [58], Schäfer et al. [47]). Cela condui-
rait également à une augmentation de la vitesse de propagation de la pression puisque cela
équivaudrait à favoriser les mouvements latéraux. Mais son influence resterait mineure com-
parée à celle de la perméabilité de la formation d’après Schäfer et al. [47].

Néanmoins, Yang et al. [58] montrent que la diminution du rapport Kv/Kh augmenterait
la capacité du réservoir, la quantité injectée étant limitée par la pression. En effet, même si
l’injectivité, moyennée sur toute la période d’injection, est un peu plus importante avec l’aug-
mentation de Kv/Kh, le taux d’injection diminue plus rapidement car le CO2 aura tendance
à migrer à l’aplomb du réservoir plutôt que latéralement ce qui limiterait la dissipation de
pression au puits au cours de l’injection pour leur modèle. Ils observent également que l’ani-
sotropie affecterait plus l’injectivité et la capacité que la variation verticale de perméabilité qui
aurait une influence similaire mais avec une amplitude moindre. Toutefois, ce résultat peut
être nuancé puisque les intervalles de variations de ces paramètres ne sont pas forcément équi-
valents. Les variations de perméabilités verticales sont sous-estimées par rapport à ce qui peut
être généralement rencontré, alors que l’anisotropie couvre un large intervalle de valeurs.

Même si la variation spatiale de la perméabilité est un paramètre clef pour l’évaluation
de la perturbation de pression, comme l’ont montré Nicot [29] (barrières locales, paragraphe
1.2.2), l’étude de l’USEPA [44] (modifications de l’AOR avec les hétérogénéités, paragraphe
1.3) ou Choi et al. [74] (voir ci-dessous), les études sur les incertitudes des perturbations de
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pression liées à la variabilité spatiale de la perméabilité restent en nombre limité. En effet,
dans l’étude d’history-matching (appliqué au site d’EOR de Cranfield cf. paragraphe 1.2.1) de
Choi et al. [74], les différences obtenues entre données de pression et résultats de simulations
proviendraient majoritairement des incertitudes sur la distribution de la perméabilité. D’autre
part, sur un modèle 3D hétérogène, Cavanagh and Ringrose [14] montrent que le déplacement
de la saumure est fortement influencé par les hétérogénéités. En revanche, si la perturbation de
pression se propage préférentiellement dans les zones de fortes perméabilités, la distribution
de la perturbation est plus diffuse. La propagation de la perturbation de pression est donc
influencée par les hétérogénéités mais semble moins corrélée à celles-ci que le déplacement de
la saumure.

Heath et al. [68] détaillent les effets de la variabilité spatiale de la perméabilité et de la
porosité sur la réponse en pression proche puits sur des modèles 2D radiaux de petite taille,
1600m (simulation d’écoulement sur 100 réalisations stochastiques, SGS pour la porosité, cor-
rélation entre porosité et perméabilité). La pression moyenne dans le réservoir des modèles
hétérogènes est généralement supérieure à la pression obtenue avec les modèles homogènes
(pour des perméabilités équivalentes ou supérieures à la moyenne géométrique de la distribu-
tion de perméabilité) et les solutions analytiques proposées à partir d’un calcul de perméabilité
équivalente (moyenne arithmétique des moyennes harmoniques de chaque couche du modèle)
sous-estiment les injectivités : la moyenne des solutions analytiques serait à peu près similaire
au minimum des modèles hétérogènes. De la même façon, la pression d’injection des modèles
2D radiaux hétérogènes de Lengler et al. [75] est plus élevée que pour le modèle homogène.
Cette étude considère l’influence de la résolution fine des hétérogénéités, au sein d’un même
faciès, la taille du modèle est limitée latéralement à 60m et 6m verticalement. L’injectivité tend
à diminuer avec l’augmentation des hétérogénéités (en particulier, l’augmentation de l’écart-
type). Par contre, la longueur de corrélation a peu d’influence sur la pression moyenne mais
affecte la dispersion des résultats : diminution de la dispersion avec une diminution de la lon-
gueur de corrélation puisque le modèle de faible longueur (2m) est statistiquement homogène
sur une plus grande longueur (plusieurs dizaines de m) contrairement au modèle avec une
longueur de corrélation égale à 20m.

L’utilisation de modèles 2D radiaux pour représenter les hétérogénéités des deux études
précédentes est toutefois critiquable : cela suppose une symétrie concentrique des perméabi-
lités et que le puits soit foré au centre de ces cercles de perméabilité ce qui est peu probable.
Néanmoins, les différences entre modèles hétérogènes et homogènes illustrent que la réponse
en pression, au moins proche du puits, est contrainte par ces hétérogénéités et que les incer-
titudes sur la variabilité spatiale de ces propriétés ont des conséquences sur les estimations
d’injectivité et donc, plus tard, sur les coûts.

Les modèles hétérogènes de Deng et al. [76] indiquent également que l’injectivité est forte-
ment contrôlée par les hétérogénéités des champs de perméabilité et de porosité (42 modèles
3D hétérogènes basés sur des données de puits, génération de la variabilité de faciès par simu-
lation séquentielle d’indicatrice (SIS), corrélation entre perméabilité et porosité). En effet, en
fonction du modèle et de la localisation des puits, une différence de taux d’injection (pression
fixée au puits) de plus de deux ordres de grandeurs peut être observée. Néanmoins, la taille
des modèles est relativement faible (16*16km) pour considérer les effets des hétérogénéités
sur la propagation de pression à l’échelle régionale.

Li et al. [63] proposent de comparer la pression moyenne du réservoir entre un modèle
représentant la variabilité spatiale des perméabilités et un modèle homogène (modèles 3D, un
seul modèle hétérogène de référence, la perméabilité équivalente du modèle homogène est
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égale à la moyenne géométrique de la distribution log-normale de la perméabilité). Les conclu-
sions indiquent que les différences de pression moyenne entre les deux modèles ne seraient
pas significatives et qu’elles pourraient être estimées par le modèle homogène. Toutefois, dans
le cas d’un modèle ouvert, les différences peuvent atteindre environ 10MPa pour la pression
moyenne, ce qui n’est pas négligeable. De plus, cette pression moyenne n’est pas représenta-
tive des incertitudes sur l’injectivité ou sur la propagation de pression relatives à la variabilité
spatiale des propriétés du milieu géologique.

Perméabilités relatives
Les perméabilités relatives auraient aussi une influence non négligeable sur l’augmentation

de pression lors de l’injection d’après l’étude de sensibilité de Flett et al. [48], en particulier le
type de courbe (plutôt que les points extrêmes de celles-ci).

En allant plus loin dans l’étude de sensibilité, Mathias et al. [69] montrent que la pression
au puits n’est pas spécifiquement dépendante d’un seul paramètre mais plutôt de la combinai-
son de tous les paramètres définissant les perméabilités relatives. Si la pression aux puits tend
à augmenter avec la non-linéarité des courbes, avec l’augmentation de Swr (saturation en eau
résiduelle) et avec la diminution de krg0 (perméabilité relative du gaz pour la saturation en gaz
maximum), ces relations ne sont pas linéaires, et il y a une forte dispersion dans les résultats.
Par exemple, en faisant varier tous les paramètres des courbes, la pression maximale n’est pas
trouvée pour la plus faible valeur de krg0. L’influence des perméabilités relatives sur l’injectivité
dépendrait aussi des conditions d’injections et des conditions aux limites. En effet, l’influence
des perméabilités relatives est fonction de la perméabilité intrinsèque.

Dans le cas où la perturbation de pression n’est pas influencée par les conditions aux limites
(i.e. système ouvert ou système fermé avec une relativement faible perméabilité, soit très in-
férieure à 100mD), l’incertitude sur l’injectivité due aux perméabilités relatives représenterait
environ 50% de la variation du taux d’injection (2*σ/moyenne, en fonction des 25 courbes
de perméabilités relatives). En revanche si la perturbation de pression est influencée par les
conditions aux limites, la compressibilité des pores joue un rôle plus important sur l’injectivité.
Celle-ci devient moins sensible à la perméabilité et l’incertitude liée à la perméabilité diminue
significativement (entre 7 et 13%).

Par exemple, pour l’étude de Buscheck et al. [62], la perturbation de pression est influencée
par les conditions limites (i.e. diminution d’environ 30 à 40% du pic de pression au puits
lorsque la surface du domaine est multipliée par 10), et si la diminution de la saturation en gaz
résiduelle permet une plus grande mobilité du CO2 supercritique, en revanche son influence sur
l’injectivité est faible voire négligeable, ce qui corrobore les conclusions proposées par Mathias
et al. [69].

1.4.2 Influences sur la migration et la dissolution du CO2

Perméabilité intrinsèque, son anisotropie et sa variabilité spatiale
La compressibilité des pores et la perméabilité de la couverture n’affecteraient pas le panache

de CO2 [34]. En revanche, la perméabilité de la formation d’injection influence significative-
ment la migration et la dissolution du CO2. Pour expliquer l’influence de la perméabilité, de
l’anisotropie et de la variabilité spatiale, il faut prendre en compte les effets des forces de
viscosité, de gravité et capillaires. On peut caractériser deux périodes :
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– la période d’injection où on distinguera principalement la compétition entre forces de
gravité et de viscosité.

– la période post-injection (après la fin d’injection) lorsque le panache de CO2 s’est stabilisé
et où ce sont principalement les forces de gravité qui s’appliquent.

Dans le cas d’un modèle homogène de forte perméabilité, le CO2 migrera préférentielle-
ment à la verticale du point d’injection jusqu’à atteindre le toit de la formation d’où il migrera
latéralement [77]. Au cours de l’injection, les paramètres qui s’opposent aux forces de gravité
et favorisent les forces de viscosité, comme une faible perméabilité (dans le cas d’un réservoir
homogène), une faible valeur du rapport d’anisotropie (Jahangiri and Zhang [59], Okwen et al.
[60]), les hétérogénéités (barrières de perméabilité verticales) permettent de réduire la migra-
tion latérale au toit, favorisant une migration latérale sur toute la hauteur grâce au gradient de
pression induit par l’injection et l’augmentation du balayage du réservoir. Puisque le volume
balayé par le CO2 est plus important, la surface de contact avec l’eau de la formation augmente,
améliorant la dissolution. L’augmentation de pression liée à la plus faible perméabilité, ou à
l’anisotropie et aux hétérogénéités, peut être une raison secondaire à cette amélioration de la
dissolution [60].

En revanche, lorsque le panache de CO2 s’est stabilisé, les principaux mouvements sont
verticaux à cause des forces gravitaires et des cellules de convection peuvent se mettre en
place, améliorant la dissolution. Ainsi, cette période dépend principalement de la perméabilité
verticale et une forte perméabilité (Sifuentes et al. [77], modèle homogène), un forte valeur
du rapport d’anisotropie (Jahangiri and Zhang [59]) et l’absence d’hétérogénéités induisent de
plus fort taux de dissolution. L’efficacité des cellules des convection est aussi améliorée lorsque
la migration latérale précédente a été favorisée.

Ces différents effets sont observés dans l’étude de Doughty [78]. En présence de bancs
d’argiles et donc d’hétérogénéités verticales, en fin d’injection, la dissolution est plus élevée
et inversement, après 100 ans, car les cellules de convections sont plus efficaces dans le cas
homogène. D’autre part, l’augmentation de la perméabilité du modèle hétérogène, en parti-
culier dans les chemins préférentiels, permet d’augmenter la vitesse de migration du CO2 et
donc finalement le taux de dissolution post-injection. Cependant, dans ces modèles, l’augmen-
tation de perméabilité est associée à une augmentation de l’anisotropie, à une modification de
la pression capillaire via la formulation de Leverett [? ], et à une diminution de la saturation
en gaz résiduelle. De ce fait, d’importantes différences de distance de migration sont relevées
puisque la mobilité du CO2 est modifiée par plusieurs paramètres lorsque la perméabilité est
augmentée.

La distinction de ces périodes est nécessaire pour l’étude de l’influence sur la migration et
la dissolution du CO2 sinon cela peut amener à des interprétations erronées. Ainsi, Ghanbari
et al. (2006,[79]), 470 ans après l’injection, trouvent des taux de dissolution plus élevés si
les valeurs du rapport d’anisotropie sont plus fortes dans le cas d’un modèle homogène. Ce qui
s’explique, ici également, par la mise en place de cellules de convections plus rapide que dans le
cas de faibles valeurs d’anisotropie. Toutefois, ils constatent des résultats contradictoires avec
ceux de Pruess et al.(2003,[80]), qui utilisent un autre logiciel (CMG-GEM vs. TOUGH2) et
supposent que l’utilisation de logiciels différents serait à l’origine de cette contradiction. Mais
cette comparaison n’est pas valable puisque les résultats de Pruess et al. [80] sont présentés
pour la fin d’injection et non post-injection, en réalité les deux résultats sont cohérents (cf.
annexe A.3, page 242).
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Il est aussi important de souligner que les effets de ces paramètres, valeurs de perméabilités,
hétérogénéités et anisotropie, entrent en compétition au cours et après l’injection. Ainsi, les
différentes études réalisées ne sont pas toujours comparables ou les conclusions ne sont pas
toujours généralisables en fonction du choix de modélisation. Par exemple, en modélisant la
variabilité spatiale de la perméabilité, Jahangiri and Zhang [59] (simulations de Monte-Carlo ,
100 réalisations, variance du log de la perméabilité de 0.5) montrent qu’au cours de l’injection,
l’augmentation de la perméabilité moyenne améliore les taux de dissolution. En réalité, la
migration du panache est déjà contrainte par la variabilité de la perméabilité faisant obstacle
aux forces de gravité. Par conséquent, dans le cas de modèles hétérogènes, l’augmentation de
la perméabilité permet d’augmenter la migration latérale et donc la dissolution.

De la même manière, pour des modèles hétérogènes, Ukaegbu et al. [81] observent l’aug-
mentation du taux de dissolution avec un rapport d’anisotropie plus faible (diminution de Kv)
même post-injection. Si les différences de dissolution entre les cas Kv/Kh=0.01 et 1 diminuent
en raison des mouvements principalement verticaux après la fin de l’injection, le taux de dis-
solution du cas Kv/Kh=0.01 reste plus élevé à cause des hétérogénéités. Les hétérogénéités
limitent la mise en place de cellule de convection, en particulier dans le cas Kv/Kh=1, et la
faible valeur d’anisotropie a potentiellement permis une migration latérale plus importante à
travers les chemins préférentiels de perméabilité au cours de l’injection ce qui lui permet de
conserver une dissolution plus efficace. Donc l’influence des hétérogénéités serait prépondé-
rante sur celle de l’anisotropie.

Par exemple, Doughty [78] et Wei and Saaf [82] comparent l’effet de ces barrières verticales
à celle de l’anisotropie : si les lentilles d’argiles sont modélisées, la présence ou non d’aniso-
tropie a peu d’effet sur le CO2. L’influence de ces barrières d’argiles est donc supérieure à celle
de l’anisotropie lors de l’injection. Par conséquent, ces discontinuités doivent être représentées
explicitement si elles existent plutôt qu’approchées par une valeur d’anisotropie.

La variabilité spatiale de la perméabilité a donc une influence significative sur la migration
du panache et sur les taux de dissolution. Par exemple, pour le modèle hétérogène de Li et al.
[63] (cité dans le paragraphe précédent sur la pression), la migration du panache peut être net-
tement plus importante que dans le cas du modèle homogène. Pour les modèles hétérogènes
de Deng et al. [76], les formes irrégulières obtenues pour le panache de CO2 à la fois verticale-
ment et horizontalement seraient dues aux hétérogénéités, aux interférences de pression entre
puits et au pendage de la formation.

L’étude de Jahangiri and Zhang [59] sur l’influence de la variance de la distribution de
perméabilité (variance = 0.5, 1 et 2 ; Kmoy=100md donc Cv entre 0.5 et 7) montre que la
variance a une faible influence sur la moyenne de la dissolution et la distribution spatiale
moyenne du panache. En revanche, l’écart-type de l’indice de dissolution et la distribution
spatiale du CO2 augmentent considérablement avec la variance de la perméabilité. De plus,
la diminution de Kv/Kh, comme l’augmentation de la perméabilité, augmente la variance de
la position latérale du panache de CO2 dissout. Les variations de la longueur de corrélation
(rapport entre portées verticale et latérale de 0.03 et 0.06, portées verticales de 45m à 90m)
n’affectent pas vraiment les moyennes de dissolution. Toutefois, une plus grande corrélation
verticale implique un plus grand écart de l’indice de dissolution et de la distribution spatiale
dans toutes les directions.

Lengler et al. ont étudié les effets des hétérogénéités à plus petite échelle (2010,[75], cf.
paragraphe précédent sur la pression). L’effet des variations spatiales de perméabilité, pour des
variations de paramètres dans les intervalles d’incertitudes du champ de Ketzin, est comparé au
cas homogène en termes de temps d’arrivée au puits d’observations, de distributions spatiale
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du CO2 et de pressions d’injection. Comme pour les études précédentes, l’augmentation des
hétérogénéités (augmentation de l’écart-type, de l’anisotropie de la portée et diminution de la
portée) implique une dissolution plus importante, le contour du panache est plus irrégulier et
un plus grand volume du réservoir est affecté par le panache (relation linéaire entre taux de
dissolution et le rapport des volumes affectés entre modèle hétérogène et modèle homogène).

Néanmoins, le modèle homogène a permis d’obtenir le temps d’arrivée réel au puits d’obser-
vations en calant la perméabilité sur les pressions d’injection et les temps d’arrivée des modèles
hétérogènes sont en majorité supérieurs à celui du modèle homogène. Les hétérogénéités à pe-
tite échelle ne seraient alors peut-être pas nécessaires et pourraient être approchées par un
modèle homogène pour l’étude à court terme. Toutefois, la résolution fine des hétérogénéités
reste importante pour le calcul de capacité puisque la simulation basée sur un milieu homo-
gène n’est pas réaliste et sous-estime les taux de transferts, comme l’ont également montré
Farajzadeh et al. [83], Sifuentes et al. [77] : un plus large volume de CO2 peut être piégé dans
un milieu hétérogène. La représentation des hétérogénéités à l’échelle régionale reste aussi
importante pour modéliser la forme du panache et les réponses en pression.

D’autre part, l’influence des paramètres précédemment décrite peut aussi être contredite en
fonction d’autres paramètres agissant sur le rapport entre force de gravité et force de viscosité
(e.g. le taux d’injection) ainsi qu’en fonction des intervalles de valeurs étudiées. Ainsi, pour
leur modèle de bassin, Zhao et al. [39] observent une plus forte dissolution post-injection
(450 ans) lorsque la perméabilité est plus faible, alors que Sifuentes et al. [77] donnaient
une conclusion inverse. Or, pour l’étude de Zhao et al. [39], le taux d’injection est bien plus
important et seules les couches du réservoir au dessus de l’intervalle de perforations ont leur
perméabilité modifiée avec des valeurs qui restent faibles (50mD vs. 10mD contre 1000mD
vs. 25mD pour Sifuentes et al. [77]). Avec un taux d’injection important, la zone de faible
perméabilité améliorerait la dissolution au cours de l’injection en agissant comme une barrière,
tandis que la faible différence de perméabilité entre les deux modèles ne pas permettrait pas,
au cas de plus forte perméabilité, de compenser le retard de dissolution pendant la période
post-injection (similaire aux phénomènes observés dans le cas de l’anisotropie de Ukaegbu
et al. [81] décrits précédemment).

Perméabilités relatives
Les perméabilités relatives contrôlent en partie la mobilité des fluides dans la zone dipha-

sique et donc influent sur la migration, la distribution du panache et la dissolution. Par exemple,
Doughty [78] constatent qu’une diminution de la saturation en gaz résiduelle (Sgr) de la
courbe de drainage, ce qui équivaut à une augmentation de la mobilité, induit une augmenta-
tion de la migration et de la dissolution (post-injection, modélise le phénomène d’hystérésis).
Les mêmes phénomènes sont décrits par Sifuentes et al. [77] avec une accélération de l’im-
mobilisation, mais une réduction de la dissolution lorsque Sgr augmente. Ce facteur a donc
l’effet le plus important sur le piégeage résiduel (i.e. l’immobilisation du CO2 par les forces
capillaires) ce qui n’est pas surprenant puisqu’il détermine directement la quantité maximum
de gaz résiduel.

De plus, Doughty and Pruess [84] comparent les prévisions de migration et de dissolution
à partir de l’utilisation soit de courbes génériques de perméabilités relatives, soit de données
expérimentales (saturations en gaz et en eau résiduelles) relatives au modèle 3D utilisé (projet
d’injection de Frio). Les différences de comportements sont significatives, le CO2 est moins
mobile avec les données expérimentales, s’immobilisant rapidement durant la période post-
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injection contrairement au cas avec les courbes génériques. Les incertitudes sur ce paramètre
sont donc critiques pour la surveillance du stockage.

L’étude de sensibilité réalisée par Flett et al. (2005, [48]) compare les effets des courbes
de perméabilités relatives, de leurs points-extrêmes, à ceux de la solubilité et de la perméabi-
lité moyenne. Ils montrent que le type de courbes de perméabilités relatives est le deuxième
paramètre le plus influent sur la migration du CO2 en fin d’injection, i.e., moins que la perméa-
bilité mais plus que les valeurs des extrémités des courbes et que la solubilité. En revanche, les
perméabilités relatives auraient une influence plus importante sur la dissolution du CO2.

Enfin, Kopp et al. (2009, [85]) réalisent un calcul de capacité de stockage associé à une
étude de sensibilité sur la profondeur, la température, les perméabilités absolues et relatives et
la pression capillaire. De ces paramètres, en utilisant diverses courbes de perméabilités rela-
tives, il semble que les perméabilités relatives aient le plus d’influence sur la capacité calculée.
Toutefois, l’expression de la capacité ne tient pas compte des pressions limites (injectivité).

1.5 Synthèse du chapitre 1

Le plus souvent, les conclusions tirées de ces études restent spécifiques à l’étude menée, au
modèle choisi, aux choix des paramètres et à leurs intervalles de variations. Mais généralement,
les paramètres géologiques les plus contraignants seraient la perméabilité et la compressibilité
des pores. Toutefois, les projets de stockage industriels démontrent que les hétérogénéités et
incertitudes associées jouent un rôle important sur la faisabilité et la détermination de la confi-
guration de l’injection.

L’influence de l’incertitude sur la variabilité spatiale sur l’injectivité et la propagation de
la perturbation de pression pour des stockages à grande échelle n’a été que peu étudiée alors
qu’elle semble critique d’après ces projets en cours de stockage de CO2 et notamment pour dé-
finir l’AoR et la stratégie d’injection. De plus, d’après les modèles de bassin, les études doivent
être menées à l’échelle régionale puisque la perturbation de pression s’étend loin de la zone
d’injection, puisque les interférences possibles doivent être prises en compte, puisque les condi-
tions aux limites et les paramètres géologiques peuvent sensiblement influencer les résultats
sur de larges domaines.

Il est donc indispensable de mener une étude spécifique par site puisque les incertitudes
et les contraintes principales sur l’efficacité de l’injection de CO2 ne seront pas les mêmes en
fonction de la zone d’étude. Les incertitudes sur les propriétés des réservoir, impliquant des in-
certitudes sur l’injectivité vont affecter la configuration du système d’injection. Par conséquent,
ces incertitudes sont à prendre en compte dès le début du projet, pour envisager et appréhen-
der de possibles modifications des conditions d’injection en relation avec les incertitudes sur
les caractéristiques géologiques des formations [86].

Les effets de la compressibilité, des hétérogénéités, de la configuration des puits n’ont pas
été étudiés pour un même modèle à l’échelle régionale, bien qu’ils aient une influence non-
négligeable sur les résultats. D’après les investigations précédentes, il est possible d’envisager
l’influence de chacun des paramètres, la comparaison de leur influence reste à faire pour amé-
liorer la qualité prédictive des études.

De plus, les méthodes analytiques ou semi-analytiques seraient trop restrictives pour étudier
les processus d’un site de stockage réaliste. Les études à grande échelle nécessiteraient des
simulations numériques pour représenter au mieux le système. De la même façon, la simulation
monophasique à la place de simulation multiphasique manquerait de précision mais pourrait
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éventuellement être utile comme première approche dans l’étude de la propagation de pression
à l’échelle du bassin.

Le choix d’un simulateur [30] et la résolution du maillage pourraient également influencer
les prédictions du modèle. Ces questions sont traitées aux chapitres 2 (page 53) et 3 (page 79).
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Chapitre 2

Choix et caractéristiques des modèles
numériques

Les modèles numériques sont utilisés pour évaluer les risques et la capacité du stockage
de CO2. Ces modèles doivent tenir compte des propriétés physico-chimiques des fluides, des
volumes, taux et pression d’injection prévus, des propriétés géologiques spécifiques du site
d’injection et donc des hétérogénéités, discontinuités et zones potentielles de migration ainsi
que des incertitudes qui y sont associées pour permettre une évaluation pertinente.

La méthode de calcul peut également être une source d’incertitude : la méthode de calcul
utilisée est-elle capable de reproduire les processus d’écoulement, de transport et de dissolution
spécifiques à l’injection de CO2 dans un aquifère salin ?

Dans ce chapitre, nous justifions le choix de modèles numériques à partir d’études compara-
tives existantes. Nous présentons également les hypothèses simplificatrices de modélisations. A
partir de premières approches simplifiées et d’informations relevées sur les aquifères du bassin
parisien, nous définissons les caractéristiques des modèles utilisés pour cette thèse.

2.1 Etudes comparatives des logiciels de simulation et le choix de
TOUGH2/ECO2N

L’une des plus récentes études comparatives des modèles numériques et mathématiques
de stockage de dioxyde de carbones date de 2009 (Class et al., 2009 [1]). En confrontant les
résultats de codes de calculs à des problèmes précis, elle permet d’appréhender la validité d’un
modèle en fonction du problème posé et la sensibilité des outils aux paramètres imposés.

Cette étude a réuni des simulateurs largement utilisés pour les modélisations d’écoulement
multiphasiques (TOUGH2, Eclipse, FEHM, GEM), des simulateurs internes à leur laboratoire de
développement (COORES, DuMux, GPRS, IPARS-CO2, MUFTE, RTAFF2) et des modèles semi-
analytiques (ELSA, VESA). L’étude de Class et al. [1] est une comparaison de la capacité des
ces modèles à représenter les processus d’écoulement multiphasique advectif, à plusieurs com-
posants (avec notamment les effets de la dissolution du CO2 dans la saumure, de l’évaporation
de l’eau...).

Trois problèmes avaient été soumis aux participants : le premier correspondait à une fuite
de CO2 à travers un puits, le second à la récupération assistée de méthane par l’injection de
CO2 et enfin le dernier problème, qui est le scénario le plus proche de ceux explorés ici, corres-
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pondait à l’injection de CO2 dans une formation hétérogène à l’échelle du réservoir.

Le troisième problème souligne l’importance de l’estimation de la capacité effective du ré-
servoir à stocker le CO2. Une surestimation provoquerait des fuites et une sous-estimation
induirait un "gaspillage" de l’espace disponible et de l’effort pour le stockage. Pour estimer
cette capacité effective, les hétérogénéités du réservoir sont modélisées. Le but est d’examiner
la capacité des modèles à tenir compte des hétérogénéités en simulant correctement la migra-
tion du CO2 résultant du gradient de pression induit par l’injection, et contrainte par les forces
capillaires et gravitaires.

FIGURE 2.1 – Résultats du troisième problème de Class et al. (2009, [1]) comparant les mé-
thodes de calcul dans le cadre de l’injection de CO2 dans un aquifère salin. a)Masse totale de
CO2 injectée, b)Masse de CO2 en phase gaz, et c)Masse de CO2 dissout dans la phase aqueuse.

Un modèle "réaliste" de la formation Johansen (géométrie, porosité, perméabilité) est utilisé
sur un bloc de petite taille (9.6km*8.9km). L’injection (15kg/s) dure 25 ans et la simulation
50 ans.

Les courbes des résultats (figure 2.1) fournies par les logiciels VESA, GPRS, ECLIPSE,
MUFTE, IPARS et TOUGH2 sont quasiment confondues pour la quantité totale de gaz injecté,
et à l’exception d’IPARS (et de VESA mais ce dernier outil ne tient pas compte de la quantité
de CO2 dissout), ils obtiennent aussi des résultats similaires avec environ 84.6-86.5% de CO2
sous forme gazeuse (et donc 14.4-13.5% dissout) à 50 ans.

Ce dernier problème révèle des divergences entre les simulateurs lorsqu’un modèle hétéro-
gène, plus réaliste est utilisé. Cependant, ces différences peuvent être imputées aux différences
de résolution des grilles utilisées ou au type de maillage qui peuvent conduire à différentes
interprétations du champ de perméabilités. Des différences pour les conditions initiales (pres-
sion, salinité), la prise en compte ou non d’effets non-isothermes ont aussi pu contribuer à
ces divergences. Toutefois, lors de la simulation de l’injection, tous les modèles rendent bien
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compte des effets de différences de densité (forces gravitaires) et ceux liés à la pression d’in-
jection avec des directions similaires de migration du panache. De plus, les incertitudes liées
aux modèles géologiques auront probablement des ordres de grandeurs plus élevés que celles
entre les modèles de simulation [1].

Finalement, cette étude tend à montrer que les résultats des différents logiciels restent
cohérents compte tenu des incertitudes qui pourraient exister (celles des simulateurs seraient
alors comparativement faibles) et que le choix d’un de ces logiciels ne devrait pas remettre en
cause les conclusions obtenues à partir de ces simulations. Cependant, il reste nécessaire de
tester les limites d’un logiciel dans le cas où des singularités apparaîtraient.

Précédemment, des comparaisons de performance des logiciels avaient été réalisées en
2002 et initiées par le LBNL [2, 3]. Depuis, des modifications ont probablement été appor-
tées à ces logiciels. Cependant, les résultats étaient déjà cohérents et mettaient en avant leurs
capacités à rendre compte des processus physiques mis en jeu (e.g. restitution de la solution
d’auto-similarité dans le cas d’un modèle radial 1D). Mais, des différences entre ces logiciels
sur les propriétés pétrophysiques des composants des fluides et en particulier pour la disso-
lution du CO2 ont été remarquées et seraient à l’origine d’écarts entre certains résultats. Ce
point a été amélioré par la suite (exemple pour TOUGH2/ECO2N, cf. annexe A.2). Enfin, une
comparaison qualitative des résultats obtenus par le logiciel CMG suite à l’étude de Ghanbari et
al. (2006, [4]) a été effectuée en construisant un modèle similaire avec TOUGH2/ECO2N (cf.
annexe A.3, page 242) montrant que les résultats des deux logiciels sont cohérents et décrivent
de façon analogue les processus physiques.

Les études comparatives ont montré qu’un logiciel tel que TOUGH2/ECO2N permet d’obte-
nir des résultats cohérents que ce soit pour les problèmes liés aux propriétés physico-chimiques
des fluides ou pour des modèles plus complexes représentant udes caractéristiques géologiques
plus réalistes. Largement utilisé par les scientifiques étudiant le problème d’injection de CO2
à grande échelle [5, 6, 7, 8], TOUGH2/ECO2N (cf. annexe A.1) est l’outil selectionné pour
cette thèse pour simuler l’injection de CO2 hypothétique dans un aquifère salin. La version
parallélisée de TOUGH2 sera utilisée pour les modèles 3D à l’échelle régionale (partie III).
Les données d’entrée et de sortie sont mises en forme pour être traitées plus efficacement par
d’autres logiciels, principalement le logiciel R et Paraview.

2.2 Caractéristiques des modèles

Les variables d’intérêt pour la thèse sont principalement les perturbations de pression, la
migration du CO2 et sa dissolution au cours de l’injection. Par conséquent, des hypothèses
simplificatrices peuvent être posées soit en fonction des processus étudiés, soit en fonction
des paramètres qui peuvent être négligeables sur la réponse du système étudiée d’après la
littérature.

D’autre part, des modèles simples conceptuels ont été utilisés en première approche pour
dimensionner et caractériser les modèles d’étude de la thèse (annexe A.4). Les caractéristiques
géologiques des modèles d’étude s’appuieront sur un analogue du bassin parisien.

2.2.1 Hypothèses et simplifications des modèles

– Le système est supposé isotherme :
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En effet, l’influence de la température est minime si le CO2 est injecté à une température
proche de celle du réservoir (Jordan and Doughty [9], 2009)

– Les interactions géochimiques roche/fluide et la diffusion sont négligées :
Comme pour d’autres auteurs [8, 5, 10], l’étude est réalisée à court et moyen termes (<
100ans) et sur un grand domaine. Pour ces échelles de temps et d’espace, ces processus
sont négligeables (e.g. Juanes et al., 2009 [11] ; la longueur de diffusion n’est que de
0,5m pour 4ans, avec un coefficient de diffusion de D=2E-9m2/s)

– Seule la période d’injection est étudiée et l’hystérésis est négligée :
Pendant la période d’injection, le processus de drainage de la saumure par le CO2 est ma-
joritaire. Le phénomène d’hystérésis apparaît lors de l’imbibition du CO2 par la saumure
qui se produit lorsque les forces de pression contribuant à l’extension latérale diminuent.
Ce phénomène a lieu principalement après la fin de l’injection, lorsque les forces majori-
taires sont celles liées aux différences de densité des fluides.

– La diminution de la perméabilité en fonction de la porosité due à la précipitation de sel
est négligée :
Bien qu’il soit reconnu que la précipitation de sel dans la zone du panache de CO2 [8, 12]
implique une diminution de la perméabilité, et bien que le logiciel retenu soit capable de
modifier les perméabilités du réservoir en fonction de cette précipitation, cette option n’a
pas été activée. En effet, dans les conditions retenues, la concentration initiale en sel est
suffisamment faible et le taux d’injection suffisamment important pour que la précipita-
tion et donc son impact sur la perméabilité du milieu soit négligeable 1(Mathias et al. [13]
reconnaissent également que la prise en compte ou non de la précipitation ne mènerait
pas à des différences significatives dans leur étude de sensibilité sur l’injectivité).

– Tenant compte des effets des conditions aux limites (influence des conditions aux limites
vérifiées dans le modèle présenté en annexe A.2, page 239), et supposant qu’il n’y a pas
de failles scellantes près du site dans les modèles présentés par la suite :

1. Les limites du domaine seront fermées mais les résultats ne seront étudiés que dans
les cas où la perturbation de pression n’a pas encore atteint les limites latérales du
domaine.

2. La taille des modèles devra être suffisamment grande pour permettre l’étude d’in-
jection de CO2 en grande quantité sans que les conditions aux limites latérales n’in-
terfèrent dans les résultats.

2.2.2 Synthèse et limites des modèles simples conceptuels (2D radiaux et 3D)

En première approche, une étude de sensibilité de la réponse en pression et de la migra-
tion du CO2 à la perméabilité (valeur de la perméabilité uniforme du réservoir, anisotropie,
hétérogénéités verticales) a été menée sur des modèles 2D radiaux. D’autre part, plusieurs scé-
narios d’injection ont été appliqués à des modèles 3D conceptuels (50km*80km*100m) pour
un premier examen des interférences entre puits pour différents taux d’injection et conditions
de perméabilité (annexe A.4).

1. Cette hypothèse est vérifiée au cours des simulations. De plus, dans le cas où la quantité précipitée ne pourrait
être négligée, des problèmes de convergence apparaissent. En effet, la saturation en sel devient telle qu’elle réduit
fortement le volume poral disponible pour la circulation de fluide. Or, dans le cas où la perméabilité n’est pas
modifiée, le simulateur est face à une incohérence car les valeurs de perméabilités autorisent encore l’écoulement
de fluide alors que la porosité est totalement bouchée par le sel. Voir également ? ? ]
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L’étude de ces modèles conceptuels a permis de souligner la nécessité d’étudier la variabilité
spatiale de la perméabilité, en particulier puisque les hétérogénéités verticales influenceraient
les interférences entre puits. Qu’en est-il de la variabilité latérale ? Et comment considérer et
représenter la variabilité spatiale des propriétés lorsque les données sont peu nombreuses ?

Ces modèles conceptuels restent peu représentatifs de sites réalistes d’injection massive de
CO2 : bien que souvent utilisés pour les études de sensibilité puisqu’ils permettent d’étudier un
grand volume avec un nombre de mailles limité, les modèles 2D radiaux ne permettent pas de
modéliser correctement la variabilité spatiale (latérale et verticale) des propriétés géologiques,
ni de représenter plusieurs puits d’injection ; les modèles 3D conceptuels sont trop restrictifs en
terme de taille de modèle (problématique pour l’étude des propagations de perturbations pour
les taux et périodes d’injection à étudier) et en terme de description des conditions de stockage
(structure, profondeur, etc)

Par conséquent, les études sur les interférences et les éventuelles interactions dues aux
incertitudes sur des paramètres géologiques doivent s’effectuer sur un modèle à l’échelle régio-
nale. Cette étude sera basée sur des données du bassin de Paris (décrit au chapitre suivant) pour
considérer un système géologique réaliste, bien que le scénario d’injection reste hypothétique.

En revanche, l’utilisation de modèles 3D à grande échelle pour une étude de sensibilité sur
différents paramètres (dont la variabilité spatiale) requerrait un temps de calcul trop impor-
tant. Pour optimiser les temps de calculs, l’étude de sensibilité sur les paramètres géologiques
est effectuée sur des modèles 2D à grande échelle, réduisant le nombre de mailles comparés
aux modèles 3D et pouvant être utilisés pour la représentation de la variabilité spatiale des pro-
priétés de l’aquifère. A cause des limites des modèles 2D radiaux précédemment mentionnées,
des modèles 2D cartésiens sont donc construits.

2.3 Analogue géologique du bassin sédimentaire de Paris

L’analyse bibliographique a pour objectif de dégager des informations géologiques contri-
buant à la modélisation du réservoir dans le but d’y stocker du CO2 à l’échelle régionale.
Le contexte géologique du bassin parisien est décrit par Granjeon [14], Guillocheau et al.
[15], Goncalves [16], Gonçalvès et al. [17], Brosse et al. [18]. La pile sédimentaire du bassin
de Paris est illustrée à la figure 2.3. Dans ce bassin sédimentaire, deux types d’aquifères salins
profonds représenteraient des zones potentielles pour le stockage de dioxyde de carbone : les
formations carbonatées du Dogger et les formations gréseuses du Trias supérieur [19, 20, 21].

Ces formations sont ou ont pu être des réservoirs pétroliers exploitables (à l’Est et au Sud-
Est du bassin, carbonates du Dogger et grès du Trias [19, 20]) ou des réservoirs géothermiques
(centre et Sud-Est du bassin [22]) indiquant des zones et formations ayant des propriétés
réservoirs intéressantes. D’autre part, les conditions de pression et température permettent un
stockage de CO2 sous forme supercritique et la présence d’une couverture (Lias et Callovo-
Oxfordien) assurerait l’intégrité du stockage. Enfin, ces formations du Bassin de Paris sont à
proximité d’importants émetteurs de CO2 (figure 2.2).

Le Dogger a été retenu comme référence pour la modélisation du stockage de CO2 puis-
qu’il serait potentiellement plus favorable au stockage (meilleures qualités de réservoir comme
l’épaisseur, la porosité, voire la perméabilité) et une quantité de données plus importante serait
disponible. Les données sur ces formations proviennent de l’exploration pétrolière, de l’exploi-
tation géothermique du Dogger ainsi que d’études sur les affleurements au Sud-Est et sur la
bordure Est du Bassin. Toutefois, les données caractérisant les aquifères profonds du bassin
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FIGURE 2.2 – Carte du bassin de Paris. Représentation des formations du Dogger et du Trias et
des sources de CO2

parisien restent limitées bien que les études sur ce bassin se poursuivent notamment pour
optimiser l’exploitation du sous-sol.

2.3.1 Les réservoirs carbonatés du Dogger

Les réservoirs carbonatés du Dogger (Jurassique Moyen) se trouvent dans les formations du
Bathonien Supérieur au Callovien Inférieur. La structure des formations est relativement plane,
à des échelles kilométriques, présentant un faible pendage [20] vers le centre du bassin.

Ces formations présentent de fortes hétérogénéités verticales et latérales [22, 19] liées à
leur environnement de dépôt et aux diagénèses et compactions postérieures. Les profils de
dépôts sont caractéristiques de rampes carbonatés avec une partie externe et médiane à sédi-
mentation marneuse et marno-calcaire, une partie interne avec les faciès de haute énergie de
shoal oolithique (haut-fonds), les faciès plus calmes de lagon et les milieux tidaux à intratidaux
[23].

Quatre formations carbonatées constituent les unités lithostratigraphiques du Dogger, avec
de bas en haut :

– Deux plateformes du Bajocien séparées par une fine couche marneuse (Marnes à Ostrea
Acuminata). La plateforme inférieure correspond à des carbonates riches en débris réci-
faux, la seconde correspond à des carbonates oolithiques (partie externe et médiane de
la rampe). Appelée unité "Cyclique" en géothermie et formée majoritairement de marnes
et de carbonates, les faibles qualités réservoirs de cette unité ne conviendront pas pour
le stockage de CO2. En effet, elle présente les plus faibles porosités et une faible produc-
tivité, d’après Lopez et al. [22].

– La rampe carbonatée du Bathonien (la plus épaisse) avec le dépôt (rampe interne) du
faciès de haute énergie (barrière oolithique) de la formation Oolithe Blanche protégeant
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la formation lagunaire de la formation du Comblanchien.
– La fine rampe carbonatée du Callovien caractérisée par le dépôt de carbonates bioclas-

tiques et oolitiques de la formation Dalle Nacrée (faciès de rampe interne).
La profondeur du toit du Dogger varie globalement entre 2000m et 1500m au centre du

bassin (confirmée par les données géothermiques au centre du bassin [22]) jusqu’à l’affleu-
rement sur les bords du bassin. Son épaisseur cumulée est comprise entre 130 et 168m. Le
gradient moyen de température est d’environ 3.5°C/100m, la température diminue du Sud-
Est vers le Nord-Ouest. La salinité augmente du Sud-Est (0,5g/L) vers les zones plus profondes
(35g/L) [22]. Enfin les valeurs de pressions sont proches de l’équilibre hydrostatique indiquant
l’absence de compartimentation des formations de carbonates [19].

Depuis la surrection datant du Tertiaire, les zones de recharge du Dogger se trouvent à
sa périphérie, à l’affleurement principalement le long de la bordure Est (notamment la partie
Nord-Est au moment des émersions du Crétacé Inférieur [23]). A l’échelle du bassin, cela en-
traîne des circulations de fluides vers le centre du Bassin et la Manche, donc un écoulement
régional globalement vers le Nord-Ouest, d’environ 10cm/an [19].

Les circulations de fluides passées ont influencé la diagénèse et donc les propriétés pétro-
physiques des carbonates du Dogger. Il est intéressant de remarquer que les données sur ces
formations provenant de différentes zones du bassin et de différentes origines (exploitation
géothermique, données d’affleurement et exploitation d’hydrocarbures notamment dans les
formations de la Dalle Nacrée et du Comblanchien), présentent des différences significatives
en particulier en fonction du lieu où elles ont été collectées. Une des explications proposées
suppose une diagénèse plus poussée dans les zones de recharges (bordure, affleurement) qui
diminuerait progressivement vers le centre avec, généralement, des faciès un peu mieux préser-
vés dans la zone de Picoref (zone étudiée pour évaluer le potentiel d’un site pilote de stockage
dans le bassin parisie, proche de Saint-Martin-de-Bossenay, au centre du bassin [19]) et de
bonnes propriétés réservoirs dans le cas des exploitations géothermiques au centre du bas-
sin (préservation de la porosité primaire, faible cimentation) [24]. La zone Ouest du bassin
Parisien est globalement peu perméable ("marly belt" [23]).

2.3.1.1 La formation de la Dalle Nacrée (Callovien)

Elle est formée de deux unités dans le secteur Picoref [20], d’environ 2 à 10m chacune,
l’unité supérieure ayant de meilleure propriétés réservoirs par rapport à l’unité inférieure pré-
sentant une très faibles perméabilité (inférieure à 2mD). Les mesures de perméabilités de la for-
mation complète révèlent des valeurs entre 0.01 et 1000 mD, isotrope, une porosité moyenne
de 5% (maximum à 19%, médiane à 2%) [25].

Des échantillons du Callovien à l’affleurement (calcaire de Lavoux) ont des valeurs de po-
rosité moyennes plus importantes de 23 et 25% (Sud-Est et Ouest du bassin, [26, 21]). Les
mesures de perméabilité de ces analogues donnent des valeurs moyennes différentes d’environ
4mD et 100mD. La formation de la Dalle Nacrée n’a pas été investiguée pour l’exploitation
géothermique à cause des risques de contaminations par les hydrocarbures.

2.3.1.2 La formation du Comblanchien (Bathonien)

Sous un intervalle marneux (Marnes à Digonelles) le séparant de la formation Dalle Na-
crées, le Comblanchien a une épaisseur d’environ 50-60m (secteur Picoref, [25]). La formation
est composée essentiellement de boue micritique (environnement lagunaire protégé), mais des
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lits de faciès de plus haute énergie sont trouvés localement. La porosité moyenne est de 6%
(maximum 22%, médiane 4%), et les mesures de perméabilité relevées sont comprises entre
0,01mD et 3800mD, d’après Delmas et al. [25]. Les valeurs relevées au centre du bassin par
les études géothermiques sont bien plus élevées [22] avec une porosité d’environ 15,8% et
des valeurs de perméabilités autour de 2-3 Darcy (isotropes), mais ces valeurs seraient po-
tentiellement contrôlées par des fractures. De plus dans le cadre de la géothermie, seul un
faible pourcentage (environ 10%) de l’épaisseur totale de la formation est considéré comme
productive.

2.3.1.3 La formation de l’Oolithe Blanche (Bathonien)

La formation Oolithe Blanche pourrait être la plus prometteuse pour le stockage de CO2 à
l’échelle industrielle car elle présente les plus fortes valeurs de porosité (18.3% d’après [22] ;
entre 1 et 26.8%, moyenne de 15.5 % et médiane à 14.3% d’après [25], entre 11.6% et
23.4%, moyenne à 17% d’après [27]) et elle est la plus épaisse (environ 70-80m dans les
zones d’affleurements et dans le secteur Picoref). Cette formation a donc a priori le volume
poreux disponible le plus important pour le stockage de CO2.

De plus, cette formation présente la majorité des couches productives en géothermie avec
de fortes valeurs de perméabilités isotropes (environ 2 Darcy). Par contre, au niveau des af-
fleurements ou dans le secteur Picoref, des valeurs bien plus faibles sont relevées, de l’ordre de
la dizaine de milliDarcy [27, 28, 25, 19, 24].

Aux affleurements, la formation Oolithe blanche peut être décrite par plusieurs faciès dis-
tincts associés à des environnements de dépôts et soumis à des processus diagénétiques diffé-
rents et donc à des propriétés pétrophysiques différentes [27, 24] qui sont également à l’origine
des fortes hétérogénéités dans cette formation.

A partir des études géothermiques, la détérioration systématique des propriétés pétrophy-
siques de l’Oolithe Blanche vers l’affleurement des formations a été constatée par la diminution
de production (voire l’absence de production) des puits d’eau vers les bords du bassin 2. Les
valeurs ponctuelles de perméabilité de plusieurs Darcy ont été relevées par les études géother-
miques dans l’Oolithe Blanche au centre du Bassin mais les fortes hétérogénéités ne permettent
pas de les corréler à des distances kilométriques. Des connexions existeraient, possiblement
liées à des fracturations ou aux couches qui auraient été préservées de la cimentation [24] ou
à cause d’épisode supplémentaire de dissolution [19].

2.3.1.4 La couverture du Bathonien : Le Callovo-Oxfordien

La formation de marnes épaisses du Callovo-Oxfordien au centre du bassin et recouvrant
les plateformes carbonatées du Dogger, aurait des propriétés pétrophysiques suffisantes (e.g.
faibles perméabilités) pour assurer l’intégrité du stockage.

Les données sur le Callovo-Oxfordien proviennent essentiellement des recherches menées
par l’agence ANDRA, dans le cadre du laboratoire de Bure pour le stockage des déchets ra-
dioactifs. Par conséquent, la majorité des valeurs trouvées dans la littérature (modélisation du
stockage de déchets radioactifs [29, 30, 31, 32] ou mesures à différentes échelles à l’Est du

2. les couches dites "imperméables" séparant les formations du Dogger sont modélisées en géothermie avec des
valeurs de perméabilités de 0.1D, ce qui ne correspond pas à des couches imperméables pour notre étude puisque
les fluides peuvent s’écouler rapidement dans les formations ayant des perméabilités de cet ordre de grandeur
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bassin [33, 34, 35, 36, 37, 38]) ne sont pertinentes qu’à de faibles profondeurs (entre 450 et
550m) à l’Est du bassin de Paris.

D’après les mesures, la porosité connectée serait inférieure à 14%. De fortes variations
de perméabilité (4 ordres de grandeurs) et de coefficients d’emmagasinement spécifiques 3 (3
ordres de grandeurs) ont été mesurées. Les valeurs de ces deux derniers paramètres utilisées
pour les simulations de stockage de déchets radioactifs sont proches de la moyenne des valeurs
mesurées.

La forte incertitude sur la perméabilité du Callovo-Oxfordien est aussi remarquable dans
l’étude de Pesquet-Ardisson [39] avec de fortes variations, entre les données compilées, ou par
la calibration du modèle par le logiciel Marthe (basées sur la charge hydraulique dans la région
de Picoref). Les valeurs des différentes études et mesures sont détaillées en annexe C.

2.3.2 Les simulations de stockage de CO2 dans le Dogger du bassin parisien

2.3.2.1 Simulations d’injection de CO2 liée au projet pilote PICOREF

Des modèles ont été construits pour le secteur PICOREF, pour des quantités injectées type
site pilote (inférieur à 1MtCO2/an) [40, 41, 19, 20]. Ces modèles visaient à caractériser la
migration et la dissolution du CO2 ou à modéliser les interactions entre roches et fluides. L’effet
de l’injection sur la pression n’a pas été étudié et les modèles restent relativement simples
(modèle radial 1D homogène ou modèle 3D à l’échelle du réservoir homogène latéralement,
d’extension latérale de 35km*70km).

2.3.2.2 Vers une simulation à l’échelle industrielle

Le modèle de simulation d’injection couplé au modèle géomécanique de Rohmer et al.
(2010, [42]) permet de réaliser une étude à l’échelle régionale (100km d’extension, modèle
radial 2D, conditions aux limites ouvertes à l’écoulement à pression fixée) représentant l’alter-
nance de 5 aquifères et 6 aquitards. Un puits vertical injecte 10MtCO2/an pendant 10 ans dans
les aquifères du Dogger, représentés par trois couches de différentes perméabilités latéralement
homogènes, de 150m d’épaisseur au total.

Les résultats montrent une extension latérale maximale du CO2 de 3 km à la fin de l’injec-
tion. Le gaz ne migre pas verticalement hors de l’aquifère. La surpression induite par l’injec-
tion se propage latéralement plutôt que verticalement (pour une perturbation de pression de
0.1MPa, l’extension verticale est de 40m et de 60km latéralement). Pendant l’injection, deux
régimes de surpression sont caractérisés avec plus de 90% de la surpression maximum atteinte
lors des deux premières années tandis que la pression augmente de moins de 10% supplé-
mentaires pendant les huit dernières années. Après la fin de l’injection, la surpression diminue
rapidement(50% après deux ans d’arrêt). Mais ces comportements sont probablement liées aux
conditions aux limites, étant donné la quantité injectée et les caractéristiques du modèle.

S’inspirant du modèle 2D radial de Birkholzer et al. [43] (paragraphe 1.2.2) et modélisant
les aquifères du bassin Parisien du Dogger au Turonien, une étude a été menée sur l’influence
de l’injection de CO2 sur l’hydrodynamisme des aquifères du bassin Parisien [39] : étude des
perturbations de pression (latérales et verticales) dues à l’injection de CO2, recommandations
pour les sites d’injection à échelle industrielle et pour les risques de conflits d’intérêt. Des études
de sensibilité sont conduites sur la perméabilité de la couverture (scénario de référence de

3. proportionnel à la compressiblité du système
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10-18m2 ; jusqu’à 10-16m2), sur la perméabilité du réservoir (scénario de référence : 2 10−13m2 ;
jusqu’à 10−13m2), sur le taux et le temps d’injection (cas de référence : 1Mt/an, 20 ans ; jusqu’à
2Mt/an, 34ans). Le modèle couvre une large zone (rayon de 100km) mais reste spécifique au
secteur PICOREF du bassin de Paris.

Globalement, les résultats obtenus sont similaires qualitativement à ceux du chapitre 1.
Pour le scénario de référence, les perturbations de pressions de 0.1MPa et 0.01MPa atteignent
respectivement 18km et 70km tandis que la perturbation de pression ne dépasse pas la couver-
ture à la fin de l’injection.

Si ces modèles permettent d’avoir une meilleure compréhension de l’écoulement et des
changements de pression à l’échelle régionale, et également d’obtenir rapidement des résultats,
ils présentent toutefois des limites :

– Couches homogènes
– données en nombre restreint sur la porosité, la perméabilité, la compressibilité des pores
– modèle radial avec un seul puits
– Les recherches doivent donc être approfondies pour déterminer le périmètre de protec-

tion (AoR) en tenant compte des perturbations de pression entre les injecteurs.

2.3.3 Hypothèses et données utilisées pour les modèles construits en référence
au Dogger

– Le système est supposé isotherme à 65°C (température moyenne du Dogger) pour des
profondeurs appropriées au stockage du CO2.

– Les conditions initiales de pression sont basées sur celles relevées dans la littérature :
16.6MPa à 1550m de profondeur.

– Comme pour les modèles de bassin (chapitre 1.2.2), l’écoulement régional est négligé
puisqu’a priori sa faible vitesse aura peu d’influence sur les résultats.

– Pour les modèles 2D, la structure est plane, le toit du réservoir est à -1550m et l’épaisseur
du réservoir est de 154m. Pour les modèles 3D, les variations de profondeur et d’épaisseur
sont prises en compte.

– La salinité est fixée à 20g/L dans tout le modèle.
– Puisque les formations du Dogger sont fortement hétérogènes, la variabilité spatiale de

perméabilité (verticale et latérale) est prise en compte dans les modèles 2D et 3D en
tenant compte des intervalles de valeurs relevés dans la littérature. En revanche, les
formations de la Dalle Nacrée, du Comblanchien et de l’Oolithe Blanche ne seront pas
explicitement modélisées sous forme de trois formations distinctes.

– Comme pour les modèles conceptuels précédents, dans le scénario de référence des mo-
dèles 2D pour l’étude de sensibilité, la porosité sera supposée uniforme et fixée à 12%
(compromis entre les différentes sources et différentes formations composant le Dogger).
Toutefois, la variabilité spatiale de la porosité sera prise en compte au chapitre 4 et pour
les modèles 3D régionaux.

– Dans le cas de référence des modèles 2D, la couverture est supposée imperméable (cas
conservatif comme pour les modèles simples du chapitre précédent). En revanche, la
sensibilité aux paramètres de la couverture sera étudiée en s’appuyant sur les incertitudes
des propriétés des argillites du Callovo-Oxfordien. Les formations du Bajocien ne sont pas
considérées dans les modèles 2D. La couverture et le Bajocien sont représentés dans les
modèles 3D et ne sont pas imperméables.
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– Puisqu’aucune donnée représentative de la compressibilité des pores du Bathonien n’a
été relevée, des valeurs basées sur des corrélations, spécifiques aux carbonates, entre
compressibilité des pores et porosité, contrainte effective et la pression de confinement
sont utilisées. Pour le scénario de référence des modèles, la corrélation de Horne[44] est
appliquée puisqu’elle est la valeur la plus proche de la médiane des différentes corréla-
tions. Eventuellement, une valeur par défaut peut être utilisée comme pour les modèles
et études précédents (4.5 10−10 Pa−1). Cette valeur arbitraire est souvent appliquée sans
tenir compte du type de roches (cette valeur, par défaut, se réfère plutôt au grès), de la
porosité, ni des contraintes qui vont influencer la compressibilité.

– Les courbes de perméabilité relative et de pression capillaire du modèle de référence des
modèles 2D sont basées sur les données expérimentales fournies par Andre et al. [40]
pour le Dogger. Ces données sont rarement disponibles. Par conséquent, les résultats
obtenus à partir de ces données seront comparés a ceux des modèles de Van-Genuchten-
Mualem et Brooks et Corey et à ceux des données d’un aquifère analogue (figure C.2,
annexe C)

– La pression maximale admissible peut être calculée à partir de la pression lithostatique,
en considérant que la contrainte verticale totale est due au poids des roches au-dessus de
la formation d’injection, à partir des données de Vidal-Gilbert et al. [20] soit à 1550m,
σv=37.25MPa :
– Soit en considérant, comme pour d’autres études, qu’elle est égale à 75% de la pression

lithostatique. Ce qui donne une Pmax=27.9MPa et donc ∆Pmax=11.33MPa.
– Soit en considérant que la perturbation de pression maximale est déterminée par la

contrainte effective horizontale telle que : σ′h = ν
1−ν ∗ σ

′
v avec ν : coefficient de pois-

son, qui d’après les données de Rohmer and Seyedi [42], est fixée à 0.285 pour la
couverture. Ce qui donne ∆Pmax=8.2MPa.

– Soit en considérant que la pression d’injection maximale peut être déterminée par la
contrainte horizontale mineure à partir des rapports initiaux de σh/σv, compris entre
0.6 et 0.8 d’après Vidal-Gilbert et al. [20], Rohmer and Seyedi [42]. En se plaçant dans
le cas le plus conservatif (0.6), Pmax=22.3MPa et donc ∆Pmax=5.75MPa.

Ces calculs restent une simple estimation, le calcul de la pression admissible maximum
nécessiterait une étude géomécanique précise.

– Définition de la perturbation de pression critique pour l’AoR. D’après Pesquet-Ardisson
[39], l’aquifère de l’Albien est considéré comme une ressource stratégique en eau et sert
donc, ici, de référence pour le calcul de l’AoR en terme de pression critique. L’estimation
a priori de l’AoR à partir de valeurs fixées peut être contestée puisqu’elles varient dans
l’espace, d’autant plus suite à l’exploitation de l’Albien (e.g. Contoux et al. [45], Raoult
[46]. Néanmoins, en première approche, nous appliquons la formule proposée par Nicot
et al. [47], à partir de valeurs fixées de température, pression et salinité du Dogger et de
l’Albien (cf. tableau 2.1) pour obtenir un ordre de grandeur de la pression critique. Les
valeurs utilisées pour l’Albien sont des approximations à partir des cartes piézométriques
et de salinité de Raoult [46], Contoux et al. [45] et des données utilisées par Humez et al.
[48]. Les masses volumiques pour les différentes conditions sont calculées via TOUGH2.
En réalisant le calcul de la pression critique dans le cas où le fluide remontant le conduit
s’équilibre aux conditions de celui-ci (équation 1.16), on obtient une perturbation de
pression critique de ∆P=0.57 105Pa
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TABLE 2.1 – Paramètres pour le calcul approché de la pression critique

Paramètres Dogger Albien

Profondeur [m] 1550 600

Température [◦C] 65 28

Pression [Pa] 166 105 68 105

Salinité [g/L] 20 0.1

Masse volumique (à T,P de la forma-
tion considérée) [kg/m3]

999.82 998.8����������	
����
������������������� !��"#!$%&'()*+,-.'/011230456789:;<=: >?@ABCD?B EFGHIJKLIMNOPNQPRSTUVWTUWSMPORSSWXWSQTYZ[\]Ẑ_̀\aZYb[Zb[Zcd_Yef ghijklm
FIGURE 2.3 – Pile sédimentaire du bassin de Paris, échelle des temps géologiques et cycles
stratigraphiques d’après Goncalves [16]
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Deuxième partie

Etude de sensibilité de la réponse du
système via des modèles 2D
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L’étude de sensibilité, incluant la variabilité spatiale des propriétés géologiques, et la vali-
dation de méthodes d’"optimisation" (maillage, nombre de réalisation du modèle hétérogène,
modélisation des propriétés) nécessiteraient des temps de calcul trop contraignants pour être
directement réalisées sur des modèles 3D à l’échelle régionale. Des modèles 2D sont donc uti-
lisés pour une étude de sensibilité préliminaire et optimiser le passage aux modèles 3D.

L’influence des incertitudes géologiques sur la qualité des études prédictives, en s’appuyant
sur de multiples réalisations de variabilité spatiale de perméabilité, a été étudiée selon les
étapes suivantes :

1. Génération de centaines de réalisations stochastiques représentant les hétérogénéités
spatiales de perméabilité par simulation géostatistique non-conditionnelle (moyennes
mobiles). Les modèles ont été générés sur un maillage régulier et fin pour décrire les
processus diphasiques dans la zone d’injection.

2. Tests de méthodes simples de changement d’échelles sur plusieurs tailles de maillages
irréguliers mieux adaptées à la simulation d’écoulement.

3. Comparaison de différentes méthodes de représentation des hétérogénéités : continue,
par classes de perméabilité, par couches homogènes latéralement, semi-homogène et ho-
mogène.

4. L’étude de sensibilité est ensuite élargie à d’autres paramètres incertains (les propriétés
de la couverture, la compressibilité des pores, les perméabilités relatives et la portée hori-
zontale de la perméabilité). Cette étude est réalisée à la fois sur des modèles homogènes
et sur l’ensemble des modèles hétérogènes (variabilité spatiale continue). La simulation
d’écoulement est donc effectuée sur ces deux types de modèles pour tous les scénarios de
l’étude de sensibilité.

5. Sélection de réalisations pour décrire les variations de résultats dues à la variabilité spa-
tiale de perméabilité avec un nombre réduit de réalisations.

Les modèles 2D représentent une section verticale d’un puits horizontal à l’échelle régio-
nale. Malgré leurs limites, ces modèles sont utiles pour décrire finement et comprendre les
phénomènes mis en jeu, à l’échelle régionale lors de l’injection du CO2 tout en réduisant les
temps de calcul. A partir des conclusions de l’étude de sensibilité sur les paramètres géolo-
giques et des méthodes de sélection sur les modèles 2D, l’étude sera étendue aux modèles 3D
(partie III).

Présentation des modèles 2D

Les paramètres des modèles 2D sont définis au tableau II-A et détaillés en annexe C. Les
valeurs et intervalles d’incertitudes s’inspirent de données rassemblées sur l’aquifère du Dogger
pour obtenir des valeurs et des intervalles réalistes. Néanmoins, les modèles 2D construits
ne décrivent pas spécifiquement la géologie de l’aquifère du Dogger ; ce sont des modèles
conceptuels d’aquifère carbonaté pour tester les méthodologies de changement d’échelle, de
modélisation du champ de perméabilité, de sélection de réalisations ainsi que la sensibilité aux
valeurs des paramètres géologiques.

Les modèles 2D, d’une extension latérale d’environ 140km, représentent une section ver-
ticale (154m de hauteur) d’un réservoir et de son puits horizontal (section du puits de 7m,
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TABLE II-A – Paramètres des modèles 2D (cf. annexe C pour plus de détails)

Paramètres Scénario de référence Etudes de sensibilité

Profondeur (haut du réservoir) 1550m -

Epaisseur du réservoir 154m -

Conditions aux limites latérales Fermées -

Pression initiale au toit
(hydrostatique)

166 MPa -

Température (isotherme) 65◦C -

Salinité 20g/L -

Perméabilité (Variabilité
spatiale). Isotrope dans tous les
cas

Continue (distribution
log-normal, σLog=1.5,
moyenne=100mD,
médiane=32.5mD)

• Par classes,
• Par couches,
• Homogène (moyenne
ou médiane)

Longueur de corrélation 600m
• 300m,
• 1200m

Porosité 12%
Variabilité spatiale par
classes

Compressibilité des pores 9.65 10−10 Pa−1

• 5.51 10−10Pa−1,
• 16.99 10−10Pa−1,
• Variabilité spatiale
par classes

Courbes de perméabilités
relatives

Données expérimentales[1]
• Van Genuchten-Mualem
& Brooks-Corey,
• Nisku aquifer data[2]

Epaisseur de la couverture 0 158m

Perméabilité de la couverture
(homogène)

0
• 10−19m2,
• 10−17m2

Compressibilité des pores de la
couverture

0
• 3.48 10−10Pa−1,
• 3.48 10−8Pa−1

Taux d’injection du CO2 0.185kg/s -

Equivalent volumétrique calculé
pour l’eau

0.239kg/s -

discrétisation fine pour décrire les phénomènes à proximité du point d’injection). Cette repré-
sentation s’inspire du modèle de l’étude comparative de LBNL [3] (annexe A.2), mais ici, les
deux côtés du puits sont modélisés puisque l’hypothèse d’axisymétrie n’est pas applicable si
la variabilité spatiale du champ de perméabilité est considérée (figure II-1). La large exten-
sion latérale du modèle permet de s’affranchir de l’influence des conditions aux limites sur
la réponse du système. Même si les perturbations de pression se propagent à des distances
pluri-kilomètriques de part et d’autre du puits, elles n’atteindront pas les limites latérales du
domaine pour la période d’injection étudiée. La réponse en pression ne sera pas perturbée par
des conditions aux limites fermées ou par une pression imposée sur les bordures latérales du
modèle.
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FIGURE II-1 – Modèles 2D représentant la section verticale d’une formation traversée par un
puits horizontal. La cellule unitaire mesure 7*7*7m.

L’utilisation de ce type de modèles 2D suppose que l’écoulement dans le réservoir soit li-
néaire et perpendiculaire (latéralement) à la longueur du puits. Cependant, l’injection ou la
production à travers un puits horizontal produit différents types de régimes d’écoulement tran-
sitoires qui sont fonction de la longueur du puits, de la période de production/injection et des
propriétés du réservoir (Horne, 1995 [4] ; Kawecki [5] ; Quintao 1994, [6]).

– Durant la première période (d’injection ou de production), l’écoulement est radial, circu-
laire dans un plan perpendiculaire à l’axe du puits. Les limites verticales du réservoir (toit
et mur) n’ont pas encore influencé l’écoulement. Le type d’écoulement change lorsque les
limites verticales du réservoir ou les extrémités du puits ont une influence sensible.

– Si la longueur du puits est relativement grande comparée à l’épaisseur du réservoir (ce
qui est fréquent), un régime d’écoulement linéaire peut s’établir. Dans ce cas, les limites
verticales influencent l’écoulement. Dans le cas où le puits est proche du mur du réservoir,
le régime d’écoulement est semi-radial.

– Enfin, comme la longueur du puits n’est pas infinie, durant la dernière période, l’écoule-
ment est dit pseudo-radial, caractérisé par un écoulement radial dans le plan horizontal
du puits. Le rayon d’investigation est alors bien supérieur à la longueur du puits.

Le début de la période d’écoulement pseudo-radial, c’est-à-dire la période limite de la va-
lidité des modèles 2D, peut être calculé en fonction des paramètres du réservoir. Différents
auteurs ont proposé des méthodes pour calculer l’intervalle de temps de début de période
pseudo-radiale avec des erreurs d’estimation pouvant aller jusqu’à 10% [6].

D’après les formules décrites par Quintao (1994, [6], formules de Daviau, Goode, Kuchuk,
Odeh et résultats de simulations de Quintao), un début de période d’écoulement pseudo-radial
après un an d’injection nécessiterait une longueur de puits comprise entre 1.5km et 6km. La
longueur de puits de 6km représenterait aujourd’hui la limite maximale (Okwen et al. [7]) ; la
période d’injection étudiée sera donc restreinte à un an. Le taux d’injection imposé à la section
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de 7m est de 0.185kg/s, par conséquent le taux d’injection du puits est compris entre 1.25 et 5
MtCO2/an.

La configuration des modèles 2D permet de prendre en compte les principaux processus
d’écoulement et de transport qui peuvent être affectés à la fois par des hétérogénéités locales,
verticales (en particulier pour les effets de densité influençant la migration du CO2) et par
les hétérogénéités latérales. En revanche, cette configuration suppose que les propriétés sont
homogènes selon la troisième direction. Si les hétérogénéités dans la troisième direction sont
prises en compte, alors on peut envisager que le regroupement des sections de puits selon cette
direction figurerait l’influence des hétérogénéités sur la réponse. Mais il est peu probable que
chacune de ces sections se comporte de façon indépendante des autres. De plus, l’écoulement
linéaire à grande distance du puits est une hypothèse forte pour des milieux hétérogènes, même
si le dimensionnement temporel est effectué de manière à approcher la validité de celle-ci.

Ces modèles ne sont donc pas utilisés pour fournir des prévisions précises mais pour donner
des indications générales sur le comportement en pression et sur le comportement du panache
de CO2, lors de l’injection.

La méthode de génération de la variabilité spatiale des champs de perméabilité est défi-
nie en annexe B. 200 modèles équiprobables sont construits à partir de cette méthode. Ces
200 modèles seraient suffisants pour balayer la majorité des cas de variabilité spatiale de la
perméabilité (pour le modèle géostatistique fixé) avec une stabilisation des résultats entre des
lots de 150, 200 et 250 réalisations (les quantiles de 5% à 95% et la moyenne des profils de
pression sont similaires, ainsi que les volumes affectés par le CO2 et son taux de dissolution, cf.
annexe D).

Méthode d’analyse des résultats des multiples réalisations.

Les résultats étudiés ici sont principalement la réponse en pression ainsi que la migration
du CO2 puisqu’ils définissent les zones de risques et peuvent être à l’origine des interférences
entre puits. Le taux de dissolution est également examiné puisqu’il indique l’efficacité du sto-
ckage. Pour les perturbations de pression, on étudie, en particulier, la perturbation au puits,
la propagation de perturbation de pression de 0.05MPa, représentative de la pression critique
pour définir l’AoR et celle de 1MPa, appropriée dans le cas de problèmes d’interférences entre
puits.

Les résultats sont présentés uniquement à un an d’injection, à cause de la limitation due
à la configuration du modèle (cf. paragraphe précédent). Par ailleurs, pour une période d’an
d’injection, la perturbation est plus étendue que pour des périodes d’injection plus courtes,
donc plus pertinente pour étudier l’influence des paramètres géologiques sur l’amplitude et
l’extension des perturbations.

Les profils de perturbations de pression sont étudiés en fonction de X (i.e. distance latérale
par rapport au puits) puisque, hormis dans la zone proche de l’injection, la pression s’équilibre
verticalement, l’écoulement monophasique dépendant principalement du gradient de pression
induit par l’injection. Pour la migration du panache, les profils de saturation en gaz, correspon-
dants à la valeur seuil de 0.01, constituent l’enveloppe de panache (le CO2 sera immobile pour
une valeur de saturation inférieure pour tous les scénarios de perméabilités relatives) et sont
étudiés en fonction de X et de Z.

D’après les résultats pour deux réalisations de champ de perméabilité (figure II-2), les pro-
fils de perturbations de pression et de migration du panache peuvent varier drastiquement
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en fonction de la réalisation. De plus, aucune réalisation spécifique ne peut être considérée
comme étant la réponse maximale ou minimale des 200 réalisations. Les exemples des réalisa-
tions de la figure II-2 montrent qu’une même réalisation peut contribuer, à la fois, à l’enveloppe
maximale et à celle minimale des réponses en pression en fonction de la distance au puits.

Pour synthétiser les résultats, la réponse du système à l’injection de CO2 est analysée à partir
des propriétés statistiques des 200 réalisations, en particulier les enveloppes maximales, mini-
males et le comportement moyen. Ainsi, chacun des scénarios (scénario de référence et les 15
scénarios de sensibilité) est échantillonné 200 fois, donnant une banque de données de 16*200
profils de pression et 16*200 profils de migration du panache à un an d’injection. Chaque scé-
nario est caractérisé par la moyenne, le minimum, le maximum et l’écart-type. L’objectif des
chapitres suivants est de comprendre la variabilité des résultats en essayant de l’approcher par
des méthodes robustes plus rapides, plus grossières.
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(a) Exemples de deux réalisations équiprobables de variabilité spatiale de perméabilité (multiplica-
teur (échelle log) de perméabilité ×10−13m2) et leurs résultats en pression et en saturation de CO2
(scénario de référence). L’intersection entre les deux droites noires figure le point d’injection (x=0m,
z=-136.5m). Les perturbations de pression pour chacune des réalisations sont représentées par une
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(b) Perturbations de pression des 200 réalisations
et les propriétés statistiques correspondantes (scé-
nario de référence)

(c) Profils de saturation en gaz (Sg=0.01) de plu-
sieurs réalisations et propriétés statistiques des
200 réalisations

FIGURE II-2 – L’analyse des résultats s’appuye sur les propriétés statistiques des profils de pres-
sion et de saturation en gaz des 200 réalisations. Les enveloppes maximum et minimum ob-
tenues sur l’ensemble de 200 réalisations sont représentées par une courbe rouge et bleue,
respectivement. Le comportement moyen est représenté par une courbe noire.
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Chapitre 3

Le Changement d’échelle 1

La variabilité spatiale de la perméabilité est souvent modélisée à partir de méthodes géo-
statistiques générant des modèles de plusieurs dizaines de milliers à centaines de millions de
cellules. Le coût de calcul des simulations d’écoulement nécessite de recourir au changement
d’échelle pour obtenir un maillage plus adapté.

Le changement d’échelle (ou upscaling) permet de regrouper dans un bloc plusieurs cellules
dont les valeurs de perméabilité ont été simulées. De nombreuses méthodes de changement
d’échelle existent pour calculer une propriété à l’échelle du bloc équivalente à celles des cellules
regroupées. Ces différentes méthodes cherchent à minimiser le biais et la dispersion entre les
résultats de simulation d’écoulement du modèle fin initial et ceux du modèle plus grossier. Les
principales méthodes de changement d’échelle et de validation sont décrites en annexe F.

Ce concept permet d’obtenir un nombre adéquat de blocs pour simuler l’écoulement et éva-
luer les incertitudes liées à la variabilité spatiale des paramètres géologiques. Toutefois, comme
souligné par Nordbotten et al. [2], les simplifications nécessaires au passage à des modèles à
grande échelle doivent être réalisées avec précaution pour conserver une modélisation correcte
des processus non-linéaires associés à l’injection du CO2 dans les aquifères.

3.1 Résolution du maillage et modélisation du stockage de CO2

Buscheck et al. [3], Green and Ennis-King [4], Wei and Saaf [5], Sifuentes et al. [6] ont
relevé les effets de la résolution des maillages sur les réponses spécifiques liées à l’injection du
CO2. En revanche, l’influence de la méthode de changement d’échelle sur les performances du
stockage ne semble pas avoir été étudiée.

Pour les modèles homogènes de Buscheck et al. [3], la modification de la résolution du
maillage n’influe pas sur les résultats (injectivité et temps d’arrivée du CO2 au puits de pro-
duction). La résolution du maillage pour le modèle utilisé est donc suffisante et n’induit pas de
dispersion numérique.

En revanche, les modèles homogènes de Sifuentes et al. [6] montrent que la résolution du
maillage influence les taux de dissolution calculés. Les maillages plus grossiers tendent à sur-
estimer la dissolution pour de longues périodes post-injection (>1000 ans) mais sous-estiment
le taux de dissolution avant cette période. Ces résultats peuvent sembler contradictoires avec
ceux de Green and Ennis-King [4] qui considèrent une surestimation du taux de dissolution

1. Sujet présenté à la conférence GHGT-11 à Kyoto, Japon, Novembre 2012, publication Energy ProcediaBouquet
et al. [1].
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CHAPITRE 3. LE CHANGEMENT D’ÉCHELLE

par les maillages plus grossiers pendant la période d’injection. Ces différences s’expliquent en
fonction des périodes d’injection ou post-injection étudiées.

Pendant la première période post-injection, un maillage fin permet de représenter précisé-
ment les variations spatiales de densité des fluides conduisant à la mise en place de cellules de
convection (effets gravitaires) qui amélioreront la dissolution. Pour un maillage plus grossier,
les propriétés sont moyennées dans des mailles plus grandes, sous-estimant ces variations de
densité et finalement le taux de dissolution.

Pendant la période d’injection ou après que la distribution du CO2 dissout se soit homogé-
néisé (i.e. pour Sifuentes, après une période de 1000 ans), les différences de résultats seront
majoritairement liées à la dispersion numérique. Dans le cas de maillages plus grossiers, l’équi-
libre CO2-saumure à l’interface entre les fluides est calculé pour un volume plus important de
saumure, conduisant à une surestimation de la quantité de CO2 dissout.

Pour un modèles hétérogène, le raffinement latéral des mailles diminuerait légèrement la
migration latérale et améliorerait l’injectivité alors qu’un raffinement vertical augmenterait la
migration latérale d’après Wei and Saaf [5] (en l’absence de modification de la perméabilité lors
du raffinement des mailles). De la même manière, pour un modèle hétérogène verticalement,
dans le cas de forts contrastes verticaux de perméabilité et d’un pendage de la formation, un
maillage plus fin à la fois verticalement et latéralement augmente la migration latérale du CO2
(temps d’arrivée plus court, Buscheck et al. [3]). Par contre, l’injectivité reste peu sensible à la
résolution du maillage.

3.2 Comparaison de méthodes simples de changement d’échelle ap-
pliquées au modèle 2D

Le maillage utilisé est défini en fonction de la complexité des processus qui se produisent
dans le réservoir :

– autour du puits, le système est diphasique (CO2 supercritique et saumure) avec des phé-
nomènes de dissolution du CO2 dans la saumure, d’évaporation de l’eau, de compétition
entre les forces de viscosité et les forces gravitaires qui induisent la migration verticale
du CO2 vers le toit du réservoir (moins dense), et celle de la saumure riche en CO2
dissous (plus dense) vers le mur du réservoir. Pour être correctement décrits, ces proces-
sus, d’écoulement et de transport, nécessitent une discrétisation fine [2, 4], d’autant plus
qu’ils pourraient être fortement contraints par les hétérogénéités.

– à distance du puits, le système devient monophasique et se réduit à un problème d’écou-
lement. L’écoulement sera parallèle aux limites horizontales du domaine (il n’y a plus
d’effet gravitaire). Dans ce cas, la discrétisation peut être bien plus grossière et les faibles
variations de perméabilité auront probablement un effet négligeable [7].

Cette irrégularité du maillage nécessite l’application de méthode de changement d’échelle
sur le modèle de simulation géostatistique. Le changement d’échelle ne s’effectue que dans la
direction X en fonction de la distance au puits et de la longueur de corrélation des hétérogénéi-
tés. Des mailles fines ou relativement petites sont conservées autour du puits, puis le nombre de
cellules regroupées dans les blocs augmente avec la distance au puits, jusqu’à atteindre la taille
maximale de blocs équivalente à la longueur de la portée suivant X. Les différents maillages
utilisés sont expliqués à la figure 3.1.

Les méthodes de changement d’échelle étudiées ici sont heuristiques (calculs de moyennes).
Elles ont fourni des résultats cohérents pour certaines des études précédentes et peuvent être
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FIGURE 3.1 – Géométrie des différents maillages utilisés pour le changement d’échelle. Le do-
maine d’étude des modèles 2D est restreint (rectangle bleu) pour la comparaison au modèle
fin, initial. Six maillages irréguliers sont examinés, en fonction de nombre de cellules qui res-
tent inchangées (à partir du puits jusqu’à la limite L1), du nombre cellules qui sont regroupées
par deux (de L1 à L2) et donc du nombre final de blocs.

rapidement implémentées. Dans le cas où ces méthodes ne seraient pas suffisamment précises,
il faudrait alors avoir recours aux méthodes numériques (non locales) (cf. annexe F).

La méthode retenue est celle permettant d’obtenir les résultats les plus proches du modèle
fin hétérogène (cf. annexe B pour les détails de la méthode de génération des modèles hétéro-
gènes) tout en réduisant significativement la taille du maillage et donc le temps de calcul 2.

Pour contrôler la qualité du changement d’échelle, les résultats de simulation sur le mo-
dèle fin sont comparés à ceux des modèles après changement d’échelle 3. Par conséquent le
problème a été simplifié :

– l’étude n’est effectuée que sur une moitié restreinte du modèle (figure 3.1). Le logiciel de
simulation d’écoulement limite la taille du maillage pour le modèle fin (96400 cellules,
22 selon la direction verticale et 4300 selon X).

– pour limiter les temps de calculs, une seule réalisation du champ de perméabilité est
utilisée pour l’étude du changement d’échelle.

Deux hypothèses sont donc posées :
– la symétrie axiale du modèle au niveau du puits. Cette hypothèse n’est pas réellement

contraignante pour l’étude du changement d’échelle puisque nous ne cherchons pas à
quantifier la prédiction des modèles vis à vis de l’injection de CO2 mais à caractériser les
similarités ou différences entre maillages et modèles de changement d’échelle.

2. cette méthode de changement d’échelle, appliquée aux modèles 2D, n’a pas pu être vérifiée pour des cas réels
comme celui de Sleipner ou de Decatur en raison de la configuration des puits (puits verticaux pour les cas réels,
horizontal ici).

3. Une vérification de la faible pertinence d’indicateurs statiques de la qualité de changement d’échelle a été
effectuée (cf. annexe F)
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– la validation du changement d’échelle sur une réalisation pourra être valable pour toute
autre réalisation à tirage équiprobable.

Les différentes méthodes de calculs de perméabilité équivalente pour les blocs sont les
suivantes :

– la moyenne géométrique des cellules regroupées Kg (F.4)
– la moyenne arithmétique des cellules regroupées Kar (F.3)
– la moyenne harmonique des cellules regroupées Kha (F.3)
– la racine carrée du produit des bornes de Wiener Ksq =

√
Kar ∗Kha (F.2)

Elles sont comparées aux calculs de perméabilité effective globale, lorsque le modèle est
complètement homogénéisé, une seule valeur de perméabilité étant considérée représenta-
tive du milieu. Les perméabilités effectives globales étudiées sont la moyenne (arithmétique,
Kef−A=100mD) et la médiane (moyenne géométrique, Kef−G=32.4mD) du champ de per-
méabilité.

Une homogénéisation intermédiaire est aussi envisagée : calcul de perméabilité équivalente
de blocs par moyenne géométrique jusqu’à la limite des cellules regroupées par deux (L2, figure
3.1). Au-delà le modèle est homogène en utilisant l’une des perméabilités effectives globales
(Ksemief−A et Ksemief−G).

Enfin, la qualité du changement d’échelle sera contrôlée pour différentes longueurs de cor-
rélation (300m, 600m, 1200m). Ce qui permettra de vérifier que le biais induit par le change-
ment d’échelle est inférieur aux variations liées aux incertitudes sur les propriétés géologiques.

3.2.1 Champs de perméabilité

La distribution des perméabilités en fonction du maillage et de la méthode de changement
d’échelle est conforme aux résultats classiques ([8], [9],[10]). Pour comparer les distributions,
les valeurs des perméabilités des maillages plus grossiers ont été projetées sur le maillage initial
plus fin.
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FIGURE 3.2 – Distribution des perméabilités équivalentes calculées en fonction du nombre de
mailles (gauche) et de la méthode de changement d’échelle (droite)
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CHAPITRE 3. LE CHANGEMENT D’ÉCHELLE

– L’augmentation de l’amplitude du changement d’échelle tend à centrer les valeurs de
perméabilités en diminuant les valeurs les plus fortes et en augmentant les valeurs les
plus faibles (figures 3.2, gauche), i.e. diminution de la dispersion des valeurs.

– Pour chaque maillage, les méthodes par moyenne arithmétique et moyenne harmonique
encadrent les valeurs de perméabilités initiales suivant les bornes de Wiener. La moyenne
arithmétique donne la distribution la plus proche du modèle initial pour les valeurs maxi-
males, la plus éloignée pour les valeur minimales et inversement pour la méthode par
moyenne harmonique (figures 3.2, droite).

Les méthodes par moyenne géométrique et racine carrée des bornes de Wiener donnent des
résultats similaires (notamment parce que dans le cas où seules deux cellules sont regroupées,
la perméabilité de bloc est identique). Elles sont encadrées par les moyennes arithmétique et
harmonique.

A part pour le maillage 6 (2948 blocs), les distributions des différents modèles restent
proches de l’initiale. Seules les valeurs les plus fortes ou les plus faibles sont modifiées par le
changement d’échelle mais cela peut s’avérer critique pour la simulation de l’écoulement.

3.2.2 Résultats en pression

Pour les modèles homogènes (Kef−A et Kef−G), le changement de maillages n’a quasiment
pas d’influence sur les résultats en pression. Pour une même perméabilité effective, les courbes
de pression de tous les maillages sont superposées (figure 3.3).

Par contre, pour des modèles hétérogènes, pour une même méthode de changement d’échelle,
les courbes de perturbation de pression sont déviées par rapport au modèle initial avec une
tendance à surestimer la pression à proximité du puits et à sous estimer la propagation de la
perturbation de pression avec l’augmentation de la taille des mailles (figure 3.4). Toutefois, de
plus forts écarts sont obtenus en fonction de la méthode d’homogénéisation qu’en fonction du
maillage (figures 3.5 et 3.4).

Les résultats étant identiques dans les cas homogènes quel que soit le maillage, les diffé-
rences entre les modèles hétérogènes ne sont pas dues à un effet de dispersion numérique mais
dépendent de l’étendue de l’homogénéisation et des valeurs calculées. En outre, la méthode de
calcul de perméabilité a ici un rôle prépondérant sur la qualité du changement d’échelle, car
des différences plus importantes entre méthodes de calculs de perméabilité par rapport à celles
entre maillages ont été remarquées (cf. comparaison des résultats par moyennes géométriques
vs. harmoniques pour les maillages 3 et 6). Par conséquent, la qualité du changement d’échelle
dépendrait principalement de la méthode de calcul des perméabilités pour nos modèles.

De Lucia et al. (2008, [12]) concluaient à l’influence prépondérante de la dimension de la
zone d’homogénéisation par rapport à celle de la technique de changement d’échelle. Toutefois,
les conclusions sur le changement d’échelle dépendent des méthodes qui sont comparées, des
tailles de modèles envisagées (méthodes de renormalisation et facteur de changement d’échelle
de 0.06 et 0.015 pour De Lucia et al.) et aussi de la méthode de calcul (différences finies vs.
éléments finis).
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FIGURE 3.3 – Résultats de perturbations de pression après un an d’injection, modèles homogènes,
différentes tailles de maillage. Le résultat du maillage initial est le profil de pression noir encadré par
ceux des modèles homogènes.
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FIGURE 3.4 – Résultats de perturbations de pression après un an d’injection, modèles hétérogènes,
différentes tailles de maillage (calcul de perméabilité de blocs par moyenne géométrique).
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FIGURE 3.5 – Résultats de perturbations de pression après un an d’injection, différentes méthodes de
calculs de perméabilité de blocs équivalente.
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Par rapport au modèle fin initial, les écarts les plus significatifs sont rencontrés pour les
modèles complètement homogénéisés (Kef−A et Kef−G) avec une différence de plus de 1MPa
au puits, une surestimation de la propagation de la pression par Kef−A (+4.5km, +4km pour
une perturbation de pression de 0.05MPa, 0.1MPa respectivement) et une sous-estimation pour
Kef−G (-3 et -2.5km). Les déviations des modèles homogènes peuvent être supérieures d’un
facteur 10 à celles des modèles hétérogènes plus grossiers.

Si la perte de précision est importante lorsque les domaines sont entièrement homogé-
néisés, le comportement en pression du milieu hétérogène semble être encadré par celui des
deux modèles homogènes. Les modèles homogènes pourraient alors borner les prévisions en
pression. Toutefois, cette remarque n’est valide que pour cette réalisation.

Les modèles semi-homogènes (Ksemief−A et Ksemief−G), permettent de mieux estimer le
comportement au puits que les modèles homogènes. Au puits, leurs résultats sont proches
de ceux des modèles hétérogènes Kg et la différence avec le modèle initial est négligeable
(inférieur à 0.1MPa, figure 3.6, tableau F.1 ).

Par contre, les écarts de propagation de pression des modèles (Ksemief−A et Ksemief−G)
pour un même maillage, peuvent être significatifs. Les écarts sont supérieurs à ceux des maillages
plus grossiers des modèles Kg, de l’ordre du kilomètre pour des perturbations de 0.05MPa,
0.1MPa, soit un biais qui peut dépasser celui du modèle le plus grossier quelle que soit la
technique de calcul de perméabilités équivalentes (figure 3.6, tableau F.2).

Le changement d’échelle, peu étendu, à proximité du puits (regroupement de cellules par
deux, comparaison des maillages 2 : 16346 blocs et 3 : 15422 blocs) ne modifie pas significa-
tivement la réponse en pression (figure 3.6, tableaux F.1, F.2).

Pour un maillage fixé, les comportements en pression du modèle fin et des modèles Kg et
Ksq sont encadrés par les modèles Ka et Kh comme pour la distribution de perméabilité (figure
3.5). Au puits, les modèles Ka sous-estiment l’augmentation de pression et inversement pour
Kh, ce qui est cohérent avec leur influence sur la valeur de la perméabilité. Au contraire, les
modèles Ka sur-estiment la propagation de pression et inversement pour Kh. A l’exception du
maillage 6 (2948 blocs), le biais pour le pic de pression reste faible (inférieur à 0.1MPa) quelle
que soit la méthode de moyenne (figure 3.6). La méthode donnant l’erreur la plus faible au
puits est la moyenne géométrique quel que soit le maillage.

Ces résultats sont cohérents avec ceux en termes de flux de Li et al. (2011, [11]). Ils ob-
tiennent une sous-estimation du flux (à travers les interfaces des blocs) par Kh, une surestima-
tion par Ka alors que de meilleurs résultats ont été obtenus avec la perméabilité géométrique
malgré un biais négatif 4.

Ici, le calcul des perméabilités équivalentes par Kg (moyenne géométrique), pour une taille
de maillage fixée, ne donne pas toujours les erreurs de distances de propagations les plus faibles
mais sur l’ensemble du domaine, elles donnent la meilleure estimation de la perturbation de
pression. Pour certaines valeurs relevées, de meilleurs résultats sont obtenus avec la moyenne
géométrique sur un maillage plus grossier comparé à un maillage plus fin en utilisant Ka ou
Kh.

Les erreurs obtenues sont considérées comme négligeables si elles restent inférieures à la
taille d’un bloc du modèle à la distance du puits étudié. Le maillage le plus grossier qui vérifie
ce critère est le maillage 3 dans le cas d’un changement d’échelle par moyenne géométrique.
Les autres méthodes donnent des écarts de la propagation plus importants.

4. la méthode optimale de l’étude Li et al. n’est pas la moyenne géométrique mais utilise des méthodes numé-
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FIGURE 3.6 – Biais de la réponse en pression des modèles upscalés après un an d’injection
(valeurs détaillées aux tableaux F.1, F.2 de l’annexe F). Les écarts sont mesurés par rapport au
maillage fin avec la longueur de corrélation correspondante

En faisant varier la longueur de corrélation des hétérogénéités de 1200m, 600m (cas de
référence) et 300m (figure 3.7), on constate que :

– D’une part, en comparant les modèles fins, l’augmentation de la longueur de corrélation
tend à diminuer le pic de pression (différence de 0.45MPa), à augmenter la propaga-
tion de la perturbation de pression (≈370 et 500m respectivement pour 0.05MPa et
0.1MPa) et inversement pour une diminution de la longueur de corrélation (différences
de 0.45MPa, de ≈900 et 700m pour 0.05MPa et 0.1MPa). Ces variations sont bien plus
importantes que les écarts entre maillages 1,2,3,4 par moyenne géométrique.

– D’autre part, la modification de la longueur de la corrélation des hétérogénéités ne donne
pas lieu à une règle générale en cas de changement d’échelle. Par exemple, les écarts de
propagation entre maillages après changement d’échelle avec une longueur de corréla-
tion de 300m ou entre maillages avec une longueur de corrélation de 1200m ne sont pas
nécessairement plus importantes qu’avec une longueur de corrélation de 600m, ce qui ne
permet pas de dégager de tendances générales en fonction de la longueur de corrélation.

riques
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FIGURE 3.7 – Résultats de perturbations de pression après un an d’injection pour différentes
longueurs de corrélations (1200m :2*C.L, 300m :0,5*C.L) et différentes tailles de maillages.

Enfin, la variation de la longueur de corrélation ne modifie pas les conclusions précédentes
sur le changement d’échelle. Les variations de biais au puits pour des maillages grossiers de
différentes longueurs de corrélations sont proportionnelles à la variation entre modèles fins de
différentes longueurs de corrélations.

3.2.3 Résultats en terme de migration et de dissolution du CO2

La migration du panache varie peu en fonction du maillage, ou de la méthode de change-
ment d’échelle employée (figures 3.8 et tableau F.3). L’extension latérale n’est influencée que
par le changement de taille de maille dans la zone diphasique et les écarts sont nuls ou faibles
(tableau F.3) car la taille des mailles dans cette zone est identique ou juste doublée (peu ou
pas de modification de la valeur de la perméabilité). Il n’y a pas de différences à un an pour
la migration verticale maximum : le panache atteint le toit du réservoir pour tous les modèles,
sauf lorsque la longueur de corrélation est réduite mais cette différence est conservée avec le
changement d’échelle.

Pour un même maillage, les variations de migrations sont plus importantes lorsque la lon-
gueur de corrélation est modifiée ou lorsque le modèle est complètement homogénéisé (cf.
chapitres suivants où les différences entre ces modèles sont détaillées).

Les résultats pour le taux de dissolution sont à la fois sensibles à la technique d’upscaling
employée et à la taille des cellules proches du puits (pas de variations dans les cas semi-
homogènes), mais restent négligeables pour cette étude (inférieures à environ 1%). Seules des
écarts importants sont relevés entre les modèles hétérogènes et homogènes (tableau F.3).

3.3 Conclusion sur l’efficacité et la validité du changement d’échelle

La résolution du maillage pour les modèles évalués n’induit pas de dispersion numérique.
Les résultats sont affectés essentiellement par la méthode de calcul de perméabilité équivalente,
et cela d’autant plus que le zone homogénéisée est étendue. En considérant que le méthode est
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Supercritical CO2 Saturation at 1 year for different size of meshes
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FIGURE 3.8 – Saturation en CO2 après un an d’injection pour différentes tailles de maillage
(calcul des perméabilités équivalentes par moyenne géométrique).

optimale si l’amplitude du changement d’échelle est maximale tout en minimisant l’erreur des
résultats de simulation d’écoulement, alors le modèle de changement d’échelle optimal serait
celui par moyenne géométrique, de 15422 blocs (maillage 3). Avec ce modèle, comparé au
modèle initial :

– le temps de calcul d’une simulation est divisé par 10 environ (figure 3.9).
– la technique de changement d’échelle du modèle permet de minimiser l’erreur d’évalua-

tion de la perturbation de pression sur tout le domaine.
– la résolution du maillage permet de conserver des erreurs négligeables par rapport à la

taille des blocs et aux ordres de grandeur des résultats de propagation de la perturbation
de pression ainsi que de migration du panache.

A priori le changement d’échelle étant effectué uniquement dans la direction latérale, la créa-
tion de mailles aplaties dans cette direction devrait donner lieu à un calcul d’anisotropie (les
perméabilités dans les directions X et Z ne devraient pas être équivalentes). Néanmoins, ici
l’approximation par un scalaire a pu être validée empiriquement. Une des raisons pour cette
approximation est qu’au delà de la zone influencée par le transport et l’écoulement diphasique,
l’écoulement de la saumure est lent, majoritairement plan, contraint par le gradient de pres-
sion latéral depuis le point d’injection ; un équilibre vertical de pression est observé et donc les
résultats en pression seraient peu sensibles ici à l’anisotropie géométrique.

Les résultats de simulations des modèles homogènes et semi-homogènes induisent une trop
forte perte de précision comparée au temps de simulation gagné (figure 3.9). Si le temps de
simulation, critère de décision, est fixé, il est préférable d’utiliser un maillage plus grossier mais
hétérogène sur tout le domaine.

La méthode de changement d’échelle retenue reste valide même si la portée de la varia-
bilité spatiale est modifiée puisque le changement d’échelle conserve les différences liées aux
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FIGURE 3.9 – Temps de calcul des simulations en fonction du nombre de mailles et du change-
ment d’échelle

variations de portée. De plus, les incertitudes liées à la longueur de corrélation des hétérogé-
néités sont plus importantes que les incertitudes liées à la taille du maillage et à la méthode de
changement d’échelle.

D’autres méthodes que la moyenne géométrique fourniraient des résultats plus précis comme
l’ont montré [13], [14], [11], [15]. Toutefois, les erreurs observées ici sont négligeables pour
un temps de simulation raisonnablement réduit. Les autres méthodes, plus précises mais né-
cessitant pour certaines des simulations numériques, n’ont donc pas été jugées nécessaires.
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Chapitre 4

Incertitudes liées à la variabilité
spatiale des paramètres géologiques

La variabilité spatiale des propriétés des roches induirait des variations d’estimations de
capacité de plusieurs ordres de grandeurs (Keating et al. [1]), mais la représentation de cette
variabilité est problématique car les données géologiques sont généralement peu abondantes à
cause du coût de la caractérisation du sous-sol (Nordbotten et al. [2]).

Alors que la caractérisation des paramètres géologiques est le plus souvent limitée, com-
ment les représenter spatialement, à l’échelle régionale, pour reproduire leur influence sur la
réponse du système ?

de Marsily et al. [3] traitent ce problème dans le cadre d’études hydrogéologiques et en
s’appuyant sur les avancées faites pour l’exploitation des ressources pétrolières ou minérales.
Ils comparent les méthodes de modélisation des hétérogénéités et leur efficacité en fonction du
domaine d’application, depuis la définition de perméabilité équivalente (prise de moyenne), à
la description des variations spatiales des propriétés par des modèles géostatistiques, de façon
continue ou discontinue (modèles booléens, simulations d’indicatrices, gaussiennes seuillées
[4, 5], etc), ou par des modèles génétiques qui reproduisent les processus de dépôt et de
formation des roches.

Le choix de la méthode de description des hétérogénéités dépend de l’échelle à laquelle le
problème est étudié, du type de processus à caractériser, de la réponse à étudier et enfin du
coût de l’acquisition des données.

Les problèmes de transport nécessitent de caractériser plus finement les hétérogénéités que
les problèmes d’écoulement, car les connectivités y jouent un rôle plus important. Les proprié-
tés moyennées par les tests de puits en fonction des hétérogénéités peuvent être suffisantes
pour les problèmes d’écoulement mais pas pour les problèmes de transport. Les problèmes di-
phasiques requièrent également une description fine des hétérogénéités. A l’échelle régionale
ou du bassin, l’écoulement et le transport seront moyennés en traversant des ensembles hé-
térogènes. Néanmoins, la représentation des connectivités est importante pour les prédictions
d’écoulement et de transport.

Le type de réponse étudiée est aussi un critère pour le choix de modélisation ; par exemple,
si un taux de transfert de contaminant doit être estimé, des propriétés moyennes peuvent
suffire alors que l’évaluation d’une concentration maximale de contaminants nécessitera une
description détaillée des hétérogénéités.

Peut-on ignorer, même partiellement, la variabilité spatiale des propriétés des roches dans
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le cadre du stockage de CO2 ?

Pour l’étude du stockage géologique de CO2, les phénomènes à la fois de transport et d’écou-
lement doivent être caractérisés. Pour les risques de fuites de CO2 et la capacité du stockage,
il faut caractériser la migration du CO2, sa dissolution et vérifier que la pression au puits n’at-
teigne pas la pression de fracturation. Pour les risques de fuites des fluides en place et ceux
d’interférences qui limiteraient la capacité globale des aquifères, il faut caractériser la propa-
gation des perturbations de pression, notamment pour définir la zone de surveillance qui est
fonction de la propagation de pression critique.

Les processus de transport et d’écoulement multiphasique se produisent essentiellement
dans la zone d’injection ce qui justifierait la représentation de la variabilité spatiale uniquement
dans cette zone. Toutefois, les méthodes moyennant les propriétés des roches dans les zones
où seuls les phénomènes d’écoulement se produisent, ne sont pas nécessairement appropriées
pour le cas du stockage de CO2. Pour une étude de risques, il convient de ne pas s’appuyer sur
un résultat moyenné. De multiples réalisations du modèle géologique seraient nécessaires pour
fournir une estimation de l’incertitude. D’où l’importance de vérifier si des modèles simplifiés
en terme d’hétérogénéités permettent d’approcher les scénarios maximums de propagation de
pression et de migration du panache.

Le cas du projet Snohvit (chapitre 1, paragraphe 1.2.1) illustre remarquablement les consé-
quences critiques sur les prévisions d’injectivité du manque de connaissance sur les hétérogé-
néités et de précision des modèles sur d’éventuelles faibles connectivités au sein de l’aquifère.

Les études d’injection de CO2 à l’échelle du bassin, décrites au chapitre 1, supposent géné-
ralement que l’influence de la variabilité latérale des propriétés pétrophysiques est négligeable
pour évaluer la réponse du système. Les systèmes sont pour la plupart représentés sous forme
de systèmes multicouches, soit au sein de l’aquifère (Zhou et al. [6], Yamamoto et al. [7], Zhao
et al. [8], Birkholzer et al. [9]), soit pour un système alternant aquifères/aquitards (Birkholzer
et al. [10], pour les modèles du Dogger : Rohmer and Seyedi [11], Pesquet-Ardisson [12]).

Mais, en réalité, les aquifères ne sont ni verticalement, ni latéralement homogènes. Par
exemple, pour l’étude de Zhao et al. [8], bien que les études géologiques préliminaires de la
formation montrent de fortes hétérogénéités, la perméabilité est approchée par une perméabi-
lité moyenne, uniforme pour chacune des deux principales unités de la formation d’injection.

Pour l’étude de Birkholzer et al. [13], les modèles sont représentés en alternant des couches
continues de sable et d’argile ; or dans l’étude de Doughty [14], en s’appuyant sur les données
géologiques du même bassin (Southern San Joaquin Valley) mais à l’échelle de la zone d’injec-
tion, ces alternances de sables et d’argiles sont représentées sous forme de lentilles d’extensions
kilométriques. Les deux études n’analysent pas les mêmes performances et ne sont donc pas
comparables. Sans remettre en cause les résultats proposés par les auteurs, on peut s’interro-
ger sur les conséquences de la représentation des deux types de roches sous forme de couches
continues plutôt que de lentilles discontinues qui amélioreraient la connectivité verticale.

Trois études ont été réalisées pour le Mt Simon aquifer avec différents degrés de précision
de la variabilité spatiale des propriétés des roches. Dans le cas de Zhou et al. [6], la variabilité
latérale est négligée mais, la variabilité verticale dans la zone d’injection est modélisée. Pour
les études de Person et al. [15], Bandilla et al. [16], la variabilité latérale est modélisée sur
l’ensemble du domaine, inférée d’après une relation linéaire entre profondeur et porosité, et
porosité et perméabilité. Le manque de données a contraint à une simplification en linéarisant
les relations et n’a pas permis de représenter des hétérogénéités plus complexes qui pourraient
éventuellement influencer la propagation de pression (Person et al. [15]). Néanmoins, Bandilla
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et al. [16] montrent que la perturbation de pression se propage préférentiellement dans les
zones de plus faibles profondeurs et de plus fortes perméabilités (les deux étant corrélées).
Les études de [6] et [15] étant différentes en termes de méthodes de résolution numérique, de
paramètres et de configuration d’injection, il est difficile d’évaluer l’influence de la modélisation
de la variabilité spatiale des propriétés sur les résultats. Toutefois, la variabilité spatiale des
propriétés des roches pourrait avoir des conséquences non-négligeables sur la faisabilité du
stockage ; pour un modèle de bassin bien renseigné, et pour une simulation monophasique,
Nicot [17] montre que localement des barrières de perméabilité peuvent potentiellement être
à l’origine de perturbations de pression critiques pour la migration des fluides en place.

(a) Augmentation de pression pour le
modèle à variabilité latérale uniquement
[16]

(b) Augmentation de pression pour le
modèle à variabilité latérale et verticale
[16]

FIGURE 4.1 – Augmentation de pression après 50 ans d’injection pour différents modèles du Mt
Simon aquifer, étude de Bandilla et al. [16].

Enfin, toujours pour le cas du Mt Simon aquifer, Bandilla et al. [16], réalise une compa-
raison entre modèles avec une variation uniquement latérale (modèle similaire à Person et al.
[15]) et modèles à variabilité latérale et verticale. D’après ces modèles, la variabilité verticale
joue essentiellement un rôle sur la migration du panache. Néanmoins, la discrétisation par
couches a, d’une part réduit l’épaisseur de l’intervalle d’injection, mais a aussi réduit celle de
migration du CO2 ce qui conduit à une augmentation de la pression au point d’injection et
globalement à une augmentation de la perturbation de pression du système (figure 4.1). Par
conséquent, la propagation des perturbations de pression est plus importante et de nouvelles
interférences entre zones d’injection apparaissent.

Comme souligné par Lemieux [18], la sensibilité au type de modèle d’hétérogénéité doit
être étudiée pour déterminer l’incertitude qui en découle pour les études de faisabilité du
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stockage de CO2.
L’objectif de ce chapitre est donc de comparer les performances de différentes représen-

tations à partir des 200 réalisations stochastiques et d’évaluer les incertitudes liées au choix
de la modélisation de la variabilité spatiale. Les résultats obtenus détermineront le degré de
précision de la caractérisation, nécessaire pour l’étude du stockage de CO2.

4.1 Différentes méthodes de représentation des propriétés des roches

Nous comparons ici des méthodes de modélisation du champ de perméabilité, de la réso-
lution la plus grossière à la résolution la plus fine. L’étude ne s’effectue plus sur le domaine
restreint du changement d’échelle mais sur le domaine de 140km d’extension latérale. Le
maillage est identique pour tous les modèles, il correspond au maillage optimal identifié au
chapitre précédent. Nous n’étudions donc plus les méthodes de changement d’échelle associées
à différentes résolutions de maillage.

Les différents types de modèles envisagés dans un contexte pré-injection, où peu de données
sont disponibles pour décrire l’aquifère et ses propriétés, sont les suivants :

• Modèle homogène avec une seule valeur sur tout le domaine correspondant générale-
ment à une moyenne des valeurs disponibles. Au chapitre précédent, cette méthode de
modélisation était problématique mais une seule réalisation de la variabilité spatiale de
perméabilité y a été étudiée. Ici, la comparaison est effectuée à partir d’un grand nombre
de réalisations. Cette modélisation est envisagée pour examiner si les résultats du modèle
homogène peuvent approcher les ou l’une des propriétés statistiques du modèle hétéro-
gène.
• Distribution par couches, pour évaluer si la modélisation de la variabilité verticale uni-

quement suffit à rendre compte des principales contraintes sur la migration du CO2 et sur
la réponse en pression. Ce modèle est verticalement hétérogène et latéralement homo-
gène avec une seule valeur de perméabilité attribuée par couche dans tout le domaine.
Dans certains cas, l’utilisation de modèle par couches peut se justifier géologiquement,
mais à l’échelle régionale ou du bassin, il est peu probable que les couches soient latérale-
ment homogènes. D’autre part, l’hypothèse de l’homogénéité latérale de la perméabilité,
même si elle semble justifiée à l’échelle locale, est parfois trop restrictive dans le cadre
du stockage de CO2 comme cela a été observé pour le cas de Sleipner (présence d’hé-
térogénéités dans les bancs d’argiles, permettant la migration du CO2 jusqu’au toit du
réservoir).
• Simulations géostatistiques modélisant la variabilité spatiale latérale et verticale. Ici, les

variations sont représentées soit par des modèles continus avec une résolution fine de la
variabilité (variabilité spatiale continue), soit par des modèles discontinus pour lesquels
les propriétés sont discrétisées par classes. La méthode de représentation par classes per-
met d’évaluer l’influence de la résolution fine des hétérogénéités : est-il nécessaire de ca-
ractériser finement les hétérogénéités (e.g. au sein d’un même faciès) ? Ou les contrastes
de perméabilité, supérieurs à un ou plusieurs ordres de grandeurs, ont-ils une influence
prépondérante sur la réponse du système ?
• Modèles combinant résolution fine dans la/les zone/s d’injection où les processus non-

linéaires majeurs se produisent, et homogénéisation dans la zone où les processus d’écou-
lement sont plus simples (modèles semi-homogènes du chapitre précédent). Si ce type de
modélisation conserve la variabilité des résultats, alors la caractérisation des propriétés
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des roches pourra être limitée à la zone d’injection.
Le modèle à variabilité spatiale continue sert de référence puisqu’il est le plus précis (réso-

lution de la variabilité la plus fine, expliquée au paragraphe suivant) et a priori le plus réaliste.
Par ailleurs, pour une étude spécifique à un site, les modèles sont d’abord construits de façon
simplifiée et acquièrent de la précision au fur et à mesure de la disponibilité des données. Ici,
pour comparer les performances des types de modèles et pour conserver une équivalence entre
les modèles, la démarche inverse est appliquée : les différents types de modèles sont construits
à partir du modèle à variabilité spatiale continue (cf. paragraphe 4.2 sur la construction des
modèles). Les simulations numériques sont effectuées sur tous les type de modèles depuis les
modèles à variabilité spatiale continue jusqu’aux modèles homogènes.

Li et al. [19] ont réalisé une étude similaire sur un modèle 3D géologique d’un aquifère. Ils
envisagent à partir de ce modèle décrivant finement les hétérogénéités spatiales, l’utilisation
de modèles par classes, par couches ou complètement homogènes. Les différents modèles sont
construits par une méthode de changement d’échelle : calcul des perméabilités équivalentes par
simulation monophasique sur le modèle décrivant finement les hétérogénéités pour différentes
conditions aux limites. Ils comparent les prévisions des modèles en terme de migration et de
dissolution de CO2, ainsi que de pression moyenne du réservoir pour différentes conditions aux
limites (ouvertes, fermées), avec ou sans production de saumure dans le réservoir.

Leur modèle par faciès donne des résultats suffisamment précis pour décrire le comporte-
ment en pression et celui du CO2. Au contraire, les résultats du modèle par couches sont les
moins fiables relativement au modèle hétérogène précis et même comparés aux résultats du
modèle homogène. Le modèle homogène suffirait pour estimer la pression moyenne dans le
réservoir, ce qui est cohérent avec l’évaluation de de Marsily et al. [3].

Néanmoins, la pression moyenne ne peut pas être utilisée dans le cadre d’une étude de
risques, puisqu’il est nécessaire de caractériser la variation spatiale de la perturbation de pres-
sion pour définir la zone de surveillance (AoR), d’autre part dans le cas de conditions aux
limites ouvertes, les différences entre modèle homogène et modèle hétérogène peuvent être
importantes, de l’ordre de 10MPa.

Enfin, les auteurs soulignent l’influence des conditions aux limites sur les résultats. No-
tamment, la production de saumure dans le réservoir réduit la différence de résultats entre
modèles, en imposant une contrainte supplémentaire à l’écoulement et au transport. Ceci tend
à réduire l’incertitude sur les prévisions des modèles, liée aux hétérogénéités et donc à la mo-
délisation de la variabilité spatiale.

Les principales différences entre l’étude de Li et al. [19] et celle envisagée ici, sont les
suivantes :

– nous utilisons une approche stochastique pour modéliser la variabilité spatiale des pro-
priétés géologiques ;

– nous étudions la variabilité spatiale de la réponse en pression ;
– nous envisageons le cas supplémentaire des modèles semi-homogènes.

La principale limite de notre étude, contrairement à celle de Li et al. [19], est que les modèles
sont décrits en 2D pour conserver des temps de calcul de simulations d’écoulement raisonnables
pour l’approche stochastique. D’autre part, nous ne considérons ni l’influence de conditions aux
limites latérales fermées, ni la possibilité de mettre en place des puits producteurs de saumure.
Nous limitons l’étude à un aquifère latéralement étendu.

Dans un premier temps, l’étude de la sensibilité à la résolution de la variabilité spatiale est
uniquement effectuée pour la perméabilité et la pression capillaire associée. On suppose que la
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variabilité de ces paramètres a le plus d’influence sur les résultats. L’influence de la variabilité
spatiale des autres propriétés des roches (porosité, compressibilité des pores, perméabilités
relatives) étant supposée négligeable, ces propriétés sont uniformes sur tout le domaine. Cette
hypothèse repose sur les études de Chadwick et al. [20] et de Buscheck et al. [21] qui montrent
que, pour des valeurs uniformes, la porosité a peu d’influence sur la réponse en pression ou sur
la migration du panache (temps d’arrivée du panache au puits d’observation de Buscheck et al.
[21]) comparée à celle de la perméabilité.

Néanmoins, les propriétés des roches sont souvent corrélées et la variabilité spatiale conjointe
de l’ensemble de ces paramètres est plus réaliste. Dans un second temps, nous évaluons donc
la validité de l’hypothèse relative à la représentation uniforme de la porosité et de la compres-
sibilité des pores. Nous étudions progressivement l’influence de la variabilité spatiale de ces
trois paramètres (porosité, compressibilité des pores, perméabilité) sur la réponse en pression
et sur la migration du CO2 à l’échelle régionale.

4.2 Construction des champs de perméabilité

1. Le modèle à variabilité spatiale continue est construit en effectuant des simulations géo-
statistiques non conditionnelles (moyennes mobiles, cf. annexe B). Il correspond au scé-
nario de référence du tableau II-A (page 74).

2. Pour les modèles par classes (discontinu), les valeurs de perméabilité du modèle continu
sont discrétisées, éliminant les faibles variations inférieures ici à un facteur 10. Ce modèle
s’approche du modèle dits par faciès, mais celui-ci est généralement défini en fonction des
différents types de roches, des environnements de dépôts qui ne sont pas modélisés ici.
La discrétisation choisie permet de comparer les résultats à ceux du modèle à variabilité
spatiale continue et de distinguer la résolution des hétérogénéités nécessaire pour obtenir
des prévisions correctes de stockage.
L’histogramme des valeurs de perméabilité du modèle continu est divisé en huit classes,
suivant une suite géométrique du minimum au maximum, avec un facteur 10 entre
chaque classe (figure 4.2 et tableau 4.1). La valeur allouée à chaque cellule correspond
à la médiane de la classe à laquelle la cellule appartient (soit huit valeurs possibles sur
tout le domaine).

3. Pour le modèle par couches, l’approximation s’appuie sur les rayons d’investigation des
tests de puits. Une perméabilité équivalente est calculée pour chaque couche à partir de
la moyenne géométrique des cellules du modèle de référence autour du puits, incluses
dans le rayon d’investigation. Une valeur intermédiaire d’environ 100m est choisie arbi-
trairement. Sept cellules de chaque coté du puits (plus la cellule du puits) sont prises en
compte pour le calcul des perméabilités équivalentes du modèle par couches. La valeur
calculée est propagée sur l’ensemble de la couche. Chacune des 200 réalisations comporte
au maximum, 22 valeurs de perméabilité, une par couches.
La figure 4.3 présnete un exemple, sur une réalisation, des modèles par classes et par
couches à partir du modèle continu.

4. Avec une seule valeur de perméabilité, le modèle homogène ne représente pas la variabi-
lité spatiale de la perméabilité.
Pour ce type de modèle, les propriétés uniformes équivalentes sont supposées appro-
cher le comportement de l’écoulement à l’échelle régionale. Ces propriétés équivalentes
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TABLE 4.1 – Distribution des coefficients de perméabilité (multiplicateur de 10−13m2) sur le maillage et
sélection de huit classes de coefficients pour le modèle par classes. **Class Mean représente le nombre
moyen de cellules des 200 réalisations appartenant à chaque classes (la somme est égale au nombre
total de cellules des modèles : 33770).

Log10Kinf Log10Ksup Moyenne Min Max Médiane **Class Mean Log10K
-4.5 -3.5 0 5 0 0 0.02 -4
-3.5 -2.5 0 5076 0 0 28 -3
-2.5 -1.5 0 28667 0 0 1804 -2
-1.5 -0.5 0 27 0 14214 14817 -1
-0.5 0.5 33763 0 18 19556 15153 0
0.5 1.5 7 0 28339 0 1938 1
1.5 2.5 0 0 5397 0 30 2
2.5 3.5 0 0 16 0 0.08 3
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FIGURE 4.2 – Histogramme des coefficients de perméabilité (multiplicateurs de 10−13m2) pour les 200
réalisations de champ logarithmique de perméabilité (variabilité spatiale continue) et valeurs minimum,
maximum, moyennes et médianes sur tout le réservoir.

TABLE 4.2 – Nomenclature des modèles de champ de perméabilité

Type de modèle Nom

Modèle à variabilité spatiale continue
(distribution log-normale, σLog=1.5,
moyenne=100mD, médiane=32.5mD)

KHE

Modèle par classes (discontinu) KClasses

Modèle semi-homogène, moyenne arithmétique Ksemief−A

Modèle semi-homogène, moyenne géométrique Ksemief−G

Modèle par couches KLayers

Modèle homogène, moyenne arithmétique Kef−A

Modèle homogène, moyenne géométrique Kef−G
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FIGURE 4.3 – Agrandissement dans la zone d’injection (puits à X=0m) d’une réalisation, des
trois représentations de la variabilité spatiale : continue (en haut), par classes, par couches
homogènes (en bas).

peuvent être inférées par des essais de puits [3]. Ici, la perméabilité équivalente est cal-
culée en moyennant la distribution. Deux cas sont considérés :
– La moyenne arithmétique (Kef−A=100mD) qui équivaut à la limite supérieure de la

perméabilité équivalente. Cela peut aussi correspondre à la valeur prise par défaut avec
des données en effectif réduit (Zhao et al. [8]).

– La moyenne géométrique (Kef−G=32.4mD) qui est la valeur équivalente pour un
écoulement 2D parallèle pour une distribution isotrope et log-normale de la perméabi-
lité (Matheron [22]). D’après Copty et al. [23], les résultats d’essais de puits peuvent
être approchés par la moyenne géométrique du champ de transmissivité si le volume
perturbé de l’aquifère est important. Li et al. [19] trouvent également une perméa-
bilité équivalente à la médiane (moyenne géométrique) pour leur modèle homogène
en s’appuyant sur les résultats de calcul d’écoulement monophasique sur le modèle
hétérogène.

5. Pour le modèle semi-homogène, la construction est similaire à celle du chapitre précé-
dent. En supposant que la variabilité spatiale joue essentiellement un rôle dans la zone
diphasique et là où les perturbations sont les plus importantes, la représentation de la
variabilité spatiale continue est préservée dans la zone d’injection, sur un diamètre d’en-
viron 17km autour du puits (distance au puits de 8.7km). Pour la période d’injection
considérée, le CO2 ne devrait pas migrer hors de cette zone. Au-delà, le système est
monophasique avec de plus faibles perturbations et la variabilité spatiale est supposée
avoir une influence négligeable. Dans cette zone, la perméabilité est modélisée par une
valeur uniforme égale soit à la moyenne arithmétique, soit à la moyenne géométrique
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(Ksemief−A, Ksemief−G) de l’ensemble du domaine.

Pour tous ces modèles, la même corrélation entre pression capillaire et perméabilité est
conservée. La variabilité spatiale de la pression capillaire est donc analogue à celle de la per-
méabilité.

Le tableau 4.2 résume les notations utilisées pour désigner chaque type de modèle lors de
l’analyse des résultats.

4.3 Influence du modèle de champ de perméabilité sur la réponse
en pression

Sur la réponse au puits 1 (figures 4.4 et tableau 4.3) :
– La variabilité spatiale induit une large dispersion des réponses en pression au puits jus-

qu’a 3MPa (modèle à variabilité spatiale continue). La relation entre perméabilité au
points d’injection, et augmentation de pression n’est pas linéaire, soulignant l’importance
des connectivités au moins dans la zone d’injection : pour de plus faibles perméabili-
tés, au puits, l’augmentation de pression peut être inférieure à celle d’autres réalisations
ayant une perméabilité plus importante, parfois de plusieurs ordres de grandeurs.

– Pour le modèle homogène, la perturbation de pression au puits est plus faible pour une
valeur de perméabilité plus élevée. Les modèles homogènes tendent à sous-estimer le pic
de pression au puits comparé au modèle à variabilité spatiale continue. En particulier, le
modèle Kef −A donne une perturbation de pression au puits inférieure à celle de toutes
les réalisations.

– Les résultats des deux modèles semi-homogènes et de variabilité spatiale continue de
perméabilité sont identiques au puits.

– Les modèles par couches surestiment les perturbations maximum et inversement pour
les résultats minimum par rapport au modèle continu. Les résultats aux puits du modèle
par couches sont fortement déviés et non corrélés à ceux du modèle à variabilité spatiale
continue. Le pic de pression maximale pour les modèles par couches n’est pas obtenu
pour la perméabilité la plus faible au point d’injection à cause de la présence de couche
de faible perméabilité à l’aplomb du point d’injection. Cet effet serait atténuée s’il existait
des variations latérales de perméabilité dans cette couche de faible de perméabilité. La
pression au puits est donc considérablement influencée par les connectivités verticales et
l’objectif d’injecter dans la couche de plus forte perméabilité n’est pas forcément justifié
si on prend en compte cette connectivité.

– Les résultats du modèle par classes pour chacune des réalisations sont proches de ceux du
modèle continu. A nouveau, l’influence prépondérante des connectivités sur la réponse
en pression au puits est mise en exergue : pour une même valeur de perméabilité au point
d’injection, les écarts de pression entre réalisations du modèle par classes sont compris
entre 1 et 2MPa.

1. La réponse aux puits correspond à l’augmentation de pression dans la cellule d’injection. Le débit est imposé
dans cette cellule sans calcul de la pression réelle en fond de puits
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TABLE 4.3 – Différences au point d’injection de la pression minimum, moyen et maximum entre
modèles de champ de perméabilité. La notation δ(type_Model) désigne la différence entre les
résultats du modèle à variabilité spatiale continue et les résultats du modèle type_Model.

Différences de pres-
sion [Pa] au puits δ(KClasses) δ(KLayers)

δ(Ksemief−A et
Ksemief−G) δ(Kef−A et Kef−G)

Pression minimum 6.5*104 1.98*106 <2*104 [2.69*105 ; -2.12*106]
Pression moyenne <5*104 1.83*105 <2*104 [9.75*105 ; -1.41*106]
Pression maximum -6.7*104 -2.24*106 <1*104 [3.17*106 ; 7.82*105]
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(a) Perturbations de pression des différents modèles de champ de per-
méabilité en fonction de celles du modèle à variabilité spatiale conti-
nue.
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FIGURE 4.4 – Perturbations de pression au puits à un an d’injection des différents modèles
de variabilité spatiale de perméabilité (continue, par classes, par couches et semi-homogènes)
pour les 200 réalisations et les deux modèles homogènes.
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Sur la propagation des perturbations de pression (profils de pression, figures 4.5, 4.6 et 4.7) :
– Comme au puits, la variabilité spatiale induit une large dispersion des distances de pro-

pagation de pression, jusqu’à plusieurs kilomètres.
– L’extension des perturbations de pression du modèle homogène de perméabilité plus

élevée est à celle du second modèle homogène. Néanmoins, les modèles homogènes
sous-estiment la propagation maximale de fortes perturbations de pression (e.g. 1MPa)
par rapport au modèle de variabilité spatiale continue (différences de l’ordre du kilo-
mètre à pluri-kilométrique). Pour les faibles perturbations de pression, loin du puits (e.g.
0.05MPa), les résultats des deux modèles homogènes encadrent ceux du modèle de varia-
bilité spatiale mais ils donneraient alors un intervalle d’incertitude considérable (7km).
De même, si le comportement en pression moyen du modèle hétérogène est encadré par
les résultats des deux modèles homogènes cela reste dans un large intervalle d’incerti-
tudes.

– Les résultats du modèle semi-homogène sont proches de ceux du modèle à variabilité
spatiale continue pour des distances au puits inférieures à 7km. Les différences de propa-
gation de perturbations de pression de l’ordre de 1MPa, sont négligeables (de l’ordre de
la centaine de mètres) car elles sont dans le domaine hétérogène du modèle Ksemief−A et
Ksemief−G. En revanche, pour des perturbations s’étendant dans la zone homogénéisée,
loin du puits, on observe des divergences kilométriques à pluri-kilométriques entre ces
modèles, que ce soit pour l’extension minimum, moyenne ou maximum. Les résultats du
modèle à variabilité spatiale sont alors encadrés par les modèles semi-homogènes mais
dans un intervalle moins important que celui des modèles homogènes.

– Les profils maximum et minimum et les écarts-types du modèle par couches diffèrent
considérablement de ceux du modèle continu (figure 4.6c) tandis que le comportement
moyen en pression reste relativement proche. Pour des perturbations de pression infé-
rieures à 1MPa, les modèles par couches surestiment les résultats maximum et inverse-
ment pour les résultats minimum par rapport au modèle continu. Les différences de pro-
pagations de perturbation de 0.05MPa entre modèle par couches et continu, atteignent
plusieurs kilomètres (17km pour l’extension maximale, figure 4.7).

– Les profils de pression du modèle par classes sont similaires à ceux du modèle à variabilité
spatiale continue.
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FIGURE 4.5 – Profils des écarts-types des perturbations de pression à un an d’injection pour
différentes méthodes de modélisation de la variabilité spatiale de perméabilité (continue, par
classes, par couches et semi-homogènes).
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(a) 200 réalisations du modèle de variabilité spatiale continue et profils des perturba-
tions de pression des modèles homogènes équivalents.
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(b) 200 réalisations du modèle de variabilité spatiale continue et des modèles semi-
homogènes.
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(c) 200 réalisations du modèle de variabilité spatiale continue, du modèle par classes et
du modèle par couches.

FIGURE 4.6 – Profils des perturbations de pression moyen, minimum et maximum à un an
d’injection pour les différentes méthodes de modélisations de la variabilité spatiale de perméa-
bilité.
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FIGURE 4.7 – Comparaison des distances de propagation des perturbations de pression (1MPa,
à gauche et 0.05MPa, à droite) des modèles de champ de perméabilité par rapport au mo-
dèle de variabilité spatiale de perméabilité continu. Pour 200 réalisations de chaque modèle
(sauf modèles homogènes), différences des distances minimales (haut), moyennes (milieu) et
maximales (bas) de propagation.

Les modèles homogènes ne permettent pas d’approcher le comportement moyen, ni la forte
dispersion des résultats en pression du modèle à variabilité spatiale de perméabilité. La perte
de précision avec le modèle homogène est trop importante pour être considérée comme une
représentation valide pour l’étude de la réponse en pression suite à l’injection de CO2.

La large dispersion stochastique des résultats du modèle à variabilité spatiale et les diffé-
rences avec les modèles homogènes et semi-homogènes montrent l’influence significative de la
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variabilité spatiale sur les perturbations de pression, y compris dans la zone monophasique.
Puisque les résultats en pression des modèles par classes et continu sont similaires, la réso-

lution fine (ici inférieure à un ordre de grandeur) de la variabilité spatiale de la perméabilité
et de la pression capillaire peut être négligée pour la réponse en pression. Par contre, les prin-
cipales connectivités et notamment la variabilité latérale nécessitent d’être représentées pour
obtenir des prévisions pertinentes en terme de faisabilité du stockage (différences majeures
entre modèles par couches et variabilité spatiale continue).

4.4 Influence du modèle de perméabilité sur la migration et la dis-
solution du CO2

Les résultats des modèles homogènes illustrent l’influence de la perméabilité sur les forces
de gravité et par conséquent sur la migration du CO2. Pour une forte perméabilité, le panache
de CO2 atteint plus rapidement le toit du réservoir où il migre latéralement. Tandis que pour
une plus faible perméabilité, la migration verticale et donc latérale au toit du réservoir est ra-
lentie. Mais l’extension du panache latéralement sur toute l’épaisseur du réservoir est améliorée
(figure 4.8a, cf. différences entre Kef−A et Kef−G).

L’extension latérale au toit du réservoir du modèle homogène de forte perméabilité corres-
pond à l’extension latérale moyenne du modèle hétérogène. Toutefois, pour le modèle hétéro-
gène, l’extension latérale maximum ne se situe pas au toit du réservoir mais au même niveau
que le point d’injection. A cause des chemins de migration préférentielle et aux barrières de
faible perméabilité, le panache du modèle hétérogène a une forme plus irrégulière et une ex-
tension plus importante que celui du modèle homogène.

De plus, les modèles homogènes tendent à sous-estimer le taux de dissolution (tableau
4.4) comparés au modèle à variabilité spatiale continue. Cette sous-estimation est relative à la
migration du CO2 : les zones de drainage plus largement distribuées du modèle hétérogène,
augmentent la zone d’interface entre CO2 et saumure et donc le taux de dissolution.

TABLE 4.4 – Différences entre les taux de dissolution minimum, moyen et maximum des mo-
dèles de champ de perméabilité. La notation δ(type_Model) représente la différence entre les
résultats du modèle à variabilité spatiale et ceux du modèle type_Model. N.B : La dispersion
stochastique du modèle continu est égale à 9.5%.

Différences de taux de dis-
solution [%]

δ(KClasses) δ(KLayers)
δ(Ksemief−A et
Ksemief−G)

δ(Kef−A et
Kef−G)

Taux de dissolution min. 0.47 2.44 <0.001 [-0.7 ; -4.1]
Taux de dissolution moyen -0.9 -0.08 <0.01 [4.45 ; 1]
Taux de dissolution max. 2.13 1.11 <0.001 [8.8 ; 5.4]

Les panaches de CO2 des modèles semi-homogènes et du modèle à variabilité spatiale sont
identiques (figure 4.8a). L’homogénéisation, débutant à environ 8km du puits, n’affecte pas le
transport à proximité du puits pour une période d’injection d’un an. Puisque la migration du
panache est inchangée, les taux de dissolution des modèles semi-homogènes et du modèle à
variabilité spatiale sont similaires.

Les profils de migration du panache du modèle par classes sont proches de ceux obtenus
avec le modèle à variabilité spatiale continue (figure 4.8b). La représentation des hétérogénéi-
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(a) Profils de saturation en gaz moyen, minimum et maximum des 200 réalisations du
modèle de variabilité spatiale continue, des modèles semi-homogènes et profils de satu-
ration en gaz des modèles homogènes équivalents.
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(b) Profils de saturation en gaz moyen, minimum et maximum des 200 modèles à varia-
bilité spatiale continue, par classes et par couches.

FIGURE 4.8 – Profils de saturation en gaz (Sg=0.01) à un an d’injection pour les différentes
méthodes de modélisations de la variabilité spatiale de perméabilité.

tés par classes serait suffisante pour évaluer les connectivités entre zones perméables et pour
préserver les chemins de migration préférentielle.

Le modèle par couche surestime l’extension latérale maximum et moyenne du panache
par rapport au modèle à variabilité spatiale continue. Le modèle par couche exacerbe des cas
particuliers. Par exemple, si la perméabilité est importante au niveau du puits et bien plus
faibles au-dessus alors, pour le modèle par couches, le CO2 migrera uniquement latéralement
alors que pour le modèle à variabilité spatiale continue ou par classes d’autres connectivités
existeront, permettant la migration verticale du CO2.

Les modèles par couches et par classes donnent des taux de dissolution moyen proches
de ceux du modèle continu, tandis que des écarts sont observés pour les taux de dissolution
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maximum et minimum. Pour le modèle par couches, ces écarts s’expliquent par les différences
de migration du CO2. Pour le modèle par classes, les écarts résultent des différences de dis-
tribution des valeurs de saturation en gaz au sein du panache. Globalement, l’extension de la
saturation en gaz est similaire mais les volumes de CO2 (valeurs de saturation) en contact avec
la saumure peuvent être différents impliquant des différences de taux de dissolution.

4.5 Discussion sur les modèles de champ de perméabilité

1. Les disparités observées entre résultats de modèles de champ de perméabilité soulignent
les incertitudes induites par la modélisation ; que ce soit pour les prévisions d’interfé-
rences ou la définition d’une zone de surveillance (écarts de propagations de perturba-
tions de pression à l’échelle kilométrique voire pluri-kilométrique, différences de migra-
tion et dissolution du CO2), ou pour les prévisions d’injectivité (écarts de de l’ordre de
plusieurs MPa). La sur-estimation ou sous-estimation de la pression au point d’injection
aura des conséquences critiques sur l’injectivité et la capacité des aquifères avec des ré-
percussions économiques (sur-estimation de la pression, réduisant la quantité pouvant
être injectée) ou des risques de fracturation, de micro-sismicité (sous-estimation de la
pression, risque d’atteindre la limite de pression admissible).
Toutefois, d’autres paramètres, comme la production de saumure (e.g. Buscheck et al.
[21], Li et al. [19]), pourraient réduire l’incertitude sur les résultats liée à la variabilité
spatiale de la perméabilité et à sa modélisation.

2. La dispersion des résultats d’un modèle fixé, décrivant la variabilité spatiale de la perméa-
bilité est également significative, voire supérieure aux écarts entre modèles (dispersion
stochastique, figure 4.9). La variabilité spatiale de la perméabilité a donc un rôle pré-
pondérant sur les prévisions de la réponse du système, que ce soit pour la pression ou le
comportement du CO2.
En comparant les taux de dissolution moyen et maximum des modèles hétérogènes à
ceux des modèles homogènes, on constate que la variabilité spatiale de la perméabilité
augmente l’efficacité de la dissolution. En limitant les effets gravitaires, les hétérogénéi-
tés améliorent la migration latérale et augmentent la surface de contact avec la saumure.
Farajzadeh et al. [24] et Flett et al. [25] concluent également que la dissolution est plus
efficace pour un milieu hétérogène. Toutefois, pour certaines des réalisations étudiées
ici, le taux de dissolution peut être inférieur à celui des modèles homogènes. Cette diffé-
rence s’explique par la configuration du modèle : puisqu’un puits horizontal est modélisé,
le CO2 n’est pas injecté sur toute la hauteur. Si une barrière de perméabilité, au-dessus du
point d’injection, empêche sa migration verticale, le CO2 n’atteindra pas le toit du réser-
voir et migrera latéralement au niveau du point d’injection, induisant un faible taux de
dissolution. Pour la période d’injection, la dissolution est plus efficace lorsque le drainage
par le CO2 est important, à la fois latéralement et verticalement (i.e. drainage latéral sur
toute la hauteur du réservoir). Pour la dissolution, un puits vertical permettrait d’éviter
les limitations dues aux barrières verticales. Néanmoins, l’efficacité de la dissolution d’un
puits vertical ne serait pas nécessairement supérieure à celle d’un puits horizontal à cause
des barrières latérales et de la limitation de la longueur des puits verticaux à la hauteur
du réservoir.
La forte dispersion des résultats en termes de migration et de dissolution du CO2 souligne
l’influence de la variabilité spatiale mais elle indique également que la configuration des
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puits et des modèles peut contribuer à la variabilité des résultats.

L’incertitude sur la variance et sur la longueur de corrélation de la perméabilité contribue-
rait aussi à l’augmentation de la dispersion des résultats (e.g De Lucia et al. [26], Lengler
et al. [27], Diedro [28]).

3. Les modèles homogènes et par couches induisent des différences trop importantes pour
être considérés comme des approximations valides des hétérogénéités du réservoir. L’uti-
lisation de ces modèles conduit à une perte importante d’informations et un degré de
confiance assez faible sur leurs prévisions par rapport à celles des modèles à variabi-
lité spatiale continue. Si Li et al. [19] considèrent que le modèle homogène approche
la réponse en pression moyennée sur le réservoir, d’une réalisation de modèle hétéro-
gène, l’étude de la variabilité spatiale de la pression indique ici la faible qualité prédictive
des modèles homogènes pour la propagation de pression et l’injectivité qui varie de plu-
sieurs ordres de grandeurs entre ces deux types de modèles, comme pour Lengler et al.
[27], Heath et al. [29]. L’homogénéisation dans la zone monophasique, loin du puits,
induit aussi un biais non-négligeable pour la propagation de perturbations de pression
qui ont atteint cette zone (modèle semi-homogène). De plus, la représentation de la va-
riabilité latérale est critique pour caractériser la perturbation du système par l’injection
de CO2, puisque les écarts entre modèle par couches et modèle de variabilité spatiale
continue sont parfois plus importants qu’entre modèles continu et homogène.

En revanche, le modèle par classes préserve la qualité des prédictions en pression du
modèle continu, malgré la discrétisation de la variabilité, et obtient des prévisions de
migration et de dissolution du CO2 plus proches de celles du modèle continu que celles
des modèles homogènes et par couches.

Hormis pour la validité des modèles homogènes pour la réponse en pression, ces conclu-
sions corroborent celles de Li et al. [19] en les étendant pour le cas de multiples réalisa-
tions et pour la variabilité spatiale de la réponse en pression.

Néanmoins, le modèle par classes donne des estimations grossières des taux de dissolu-
tion. La discrétisation induit un écart de la distribution des valeurs de saturation en gaz
ce qui entraîne une faible précision des taux de dissolution minimum et maximum.

Comme le modèle par classes, le modèle semi-homogène donne des prévisions fiables
pour la pression au puits (injectivité), pour la propagation de pression proche de la zone
d’injection et pour la migration du CO2. Ces résultats ne sont pas influencés par la zone
homogénéisée. Au contraire du modèle par classes, le modèle semi-homogène préserve la
précision des résultats en terme de dissolution mais ne produit pas d’estimations fiables
pour les perturbations de pression loin de la zone d’injection. La validité et la précision
du modèle semi-homogène dépendent de la distance entre puits et zone homogénéisée
et de la perturbation à estimer. En fonction de la période d’injection étudiée, l’interface
entre zones hétérogène et homogène pourra être repoussée ou approchée. L’utilisation du
modèle semi-homogène se justifie si les incertitudes à caractériser concernent l’injectivité
ou les perturbations de pression à proximité du puits. Dans ce cas, ce modèle simplifié
donne des valeurs précises pour l’injection de CO2 sans nécessiter la caractérisation des
hétérogénéités à l’échelle régionale et évite le biais lié aux conditions aux limites si le
modèle est restreint à la zone d’injection. Mais le modèle semi-homogène ne peut être
utilisé pour donner des prévisions précises sur les perturbations de pression à l’échelle
régionale.
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FIGURE 4.9 – Ecarts quadratiques moyens des perturbations de pression sur tout le domaine
à un an d’injection, pour 200 réalisations du modèle de variabilité spatiale de la perméabilité
par classes, par couches, semi-homogènes et modèles homogènes par rapport au modèle de
variabilité spatiale de perméabilité continue.

4.6 Influence de la variabilité spatiale de la porosité et de la com-
pressibilité sur la réponse à l’injection de CO2

4.6.1 Modèles à variabilité spatiale de perméabilité, de porosité et de compressi-
bilité des pores

Pour étudier l’influence de la variabilité spatiale de la porosité et de la compressibilité des
pores associée à celle de la perméabilité, nous nous appuyons sur les modèles par classes qui
ont donné précédemment des résultats raisonnables par rapport au modèle à variabilité spatiale
continue de perméabilité.

A chacune des huit classes de perméabilité est associée une valeur de porosité ; généra-
lement les roches ayant une porosité connectée importante ont une forte perméabilité. Deux
cas sont considérés (tableau 4.5) avec pour valeurs les plus fréquentes 11.5 et 12.5% pour le
premier cas (cas a) et 10 et 14% pour le second cas (cas b) au lieu de la valeur uniforme de
12% pour les précédents modèles. La valeur moyenne de la porosité des deux cas, pondérée
par la proportion dans chaque classe du modèle, reste proche de 12% .

A partir du cas b de variabilité spatiale de porosité, un nouveau modèle est construit en
ajoutant la variabilité spatiale de la compressibilité des pores (tableau 4.5). La valeur de com-
pressibilité des pores de chaque classe est calculée à partir de la corrélation de Horne [30]
entre porosité et compressibilité des pores pour les roches carbonatées (aussi utilisée dans le
cas uniforme pour relier porosité et compressibilité des pores, cf. annexe C).
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TABLE 4.5 – Valeurs de porosité et de compressibilité des pores de chaque classe pour les
scénarios d’hétérogénéités de perméabilité et de porosité et compressibilité des pores associées
et nomenclature associée.

Classes -4 -3 -2 -1 0 1 2 3
Porosité Cas a [KΦaClasses]
(moyenne : 12.02%) 4% 6% 9% 11.5% 12.5% 15% 18% 20%

Porosité Cas b [KΦbClasses]
(moyenne : 12.03%) 4% 6% 8% 10% 14% 16% 18% 20%

Compressibilité des pores [10−10

Pa−1] 34.7 23.9 17.0 12.6 7.66 6.29 5.36 4.73

associée au cas b de porosité
[KΦbCPClasses] (moyenne : 10.26)

4.6.2 Résultats en pression

La prise en compte de la variabilité spatiale de la porosité (cas a et cas b, tableau 4.5) ou
celle de la compressibilité des pores ne modifie pas significativement les profils de perturbations
de pression par rapport au cas de la variabilité spatiale de la perméabilité seule (figures 4.10a
et 4.10b).

Quelques différences sont toutefois observées sur les profils des écart-types (figure 4.10c).
Le cas b, avec la variance de porosité la plus importante (pas de variabilité spatiale de com-
pressibilité des pores), présente des écarts-types plus importants à proximité du puits. Pour la
même variabilité spatiale de porosité, avec cette fois la variabilité de compressibilité des pores
associée, le profil des écarts-types est superposé à celui du modèle à variabilité spatiale de la
perméabilité seulement. L’effet de la variabilité spatiale de la porosité semble donc être atté-
nué par celui de la variabilité spatiale de la compressibilité des pores. La même déduction peut
être faite pour les résultats locaux de pression aux puits ou de propagations de pression sont
comparés.

Les valeurs de compressibilité des pores étant inversement corrélées à celles de la porosité,
l’augmentation de l’espace poral par l’augmentation de la porosité est atténuée par une plus
faible compressibilité des pores. Ainsi, avec l’augmentation de pression, les zones de faible
porosité peuvent accumuler un volume de fluide équivalent à celui dans les zones de plus forte
porosité dont la compressibilité des pores est plus faible.
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(a) Profils des perturbations de pression moyen, minimum et maximum des 200 réali-
sations du modèle par classes pour la perméabilité ou perméabilité et porosité.
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(b) Profils des perturbations de pression moyen, minimum et maximum des 200 réa-
lisations du modèle par classes pour la perméabilité ou perméabilité et porosité ou
perméabilité, porosité et compressibilité des pores associés.
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(c) Profils des écarts-types de perturbations de pression des 200 réalisations du mo-
dèle par classes pour la perméabilité ou perméabilité et porosité ou perméabilité,
porosité et compressibilité des pores associées.

FIGURE 4.10 – Profils des perturbations de pression à un an d’injection, 200 réalisations du
modèle par classes de perméabilité (KClasses) ou de la perméabilité et de la porosité (cas a
et cas b, tableau 4.5) ou de la perméabilité, de la porosité et de la compressibilité des pores
(KΦbCPClasses, tableau 4.5).
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4.6.3 Résultats pour la migration et la dissolution du CO2

La variabilité spatiale de la porosité tend à diminuer l’extension du panache de CO2. Dans
le cas a, les différences d’extension latérale sont faibles ou négligeables. Dans le cas b, à un an
d’injection, l’extension latérale maximum peut être réduite de 70m (soit environ un dixième
par rapport à l’extension maximum depuis le puits).
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(a) 200 réalisations du modèle par classes pour la perméabilité seule ou pour la perméa-
bilité et la porosité.
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(b) 200 réalisations du modèle par classes pour la perméabilité seule, ou perméabilité et
porosité, ou perméabilité, porosité et compressibilité des pores associées.

FIGURE 4.11 – Profils de saturation en gaz moyen, minimum et maximum (Sg=0.01) à un an
d’injection, 200 réalisations du modèle par classes de perméabilité (KClasses) ou de la perméa-
bilité et de la porosité (cas a et cas b, tableau 4.5) ou de la perméabilité, de la porosité et de la
compressibilité des pores (KΦbCPClasses, tableau 4.5).

Avec la variabilité de la porosité, les réalisations avec l’extension latérale maximale, i.e.
avec des zones de migration latérale bien connectées et une faible connectivité verticale, sont
les réalisations pour lesquelles la capacité augmente : les zones facilement accessibles ont un
volume poral disponible plus important. Le CO2 injecté envahit alors un volume poral équi-
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valent mais de plus faible extension latérale.

Les modifications de migration de CO2 influencent le taux de dissolution. Dans le cas a,
pour lequel la diminution d’extension est négligeable, le taux de dissolution est identique au
modèle sans variabilité de porosité (différences inférieures ou égales à 0.5%). Pour le cas b,
les différences sont supérieures à 1%. Si la migration verticale est limitée par des barrières
de perméabilité (extension principalement latérale) alors le taux de dissolution est plus faible
avec la variabilité spatiale de la porosité. En effet, la perméabilité et donc la porosité sont
plus faibles à l’interface saumure/CO2 diminuant le volume de saumure en contact avec le
CO2. Au contraire, le taux de dissolution est plus important avec la variabilité de la porosité
en l’absence de barrières de perméabilité (drainage latéral par le CO2 sur toute la hauteur du
réservoir). Dans la zone de migration et d’interface avec la saumure, la perméabilité et donc
la porosité prennent des valeurs élevées, permettant à un volume plus important de saumure
d’être en contact avec le CO2.

Globalement, la variabilité spatiale de la porosité exacerbe les comportements minimums
et maximums du CO2 obtenus avec la variabilité spatiale de la perméabilité.

La variabilité spatiale de la compressibilité des pores n’influence pas la migration du CO2
ni sa dissolution.

4.6.4 Discussion sur l’influence de la variabilité spatiale de la porosité et de la
compressibilité des pores

La variabilité spatiale de la perméabilité a une influence majeure sur les résultats en pres-
sion et sur le comportement du CO2 par rapport aux faibles influences de la variabilité spatiale
de la porosité et de la compressibilité des pores. Comme pour les études de sensibilité à la
valeur de la porosité, la variabilité spatiale de la porosité a une influence négligeable sur les
résultats en pression. Au contraire, si les variations de la valeur uniforme de la compressibilité
des pores ont un effet significatif sur la réponse en pression (cf. chapitre 1 et chapitre sui-
vant), sa variabilité spatiale associée à celle de la porosité et de la perméabilité a une influence
négligeable.

Puisque la compressibilité des pores est inversement corrélée à celle de la porosité, sa va-
riabilité atténue l’effet (déjà faible) de la variabilité spatiale de la porosité. Finalement, il serait
possible d’approcher la variabilité spatiale de ces propriétés par une valeur équivalente de po-
rosité et de compressibilité des pores, uniforme sur tout le domaine, sans perte significative
d’information sur la réponse en pression.

L’influence de la variabilité spatiale de la porosité devient pertinente pour la migration et
dissolution du CO2 si la variance de la porosité est suffisamment élevée. Toutefois, les écarts
obtenus par rapport aux modèles à porosité uniforme, restent modérés comparés à la dispersion
des résultats des modèles de champ de perméabilité.

D’autres propriétés de roches peuvent varier spatialement, comme la perméabilité relative.
Ce cas n’a pas été considéré ici, mais il pourrait influencer la migration et la dissolution du CO2
ainsi que la pression d’injection d’après les études de Mathias et al. [31], Flett et al. [32] pour
des valeurs uniformes. Néanmoins, comme pour la compressibilité des pores, l’influence des
valeurs uniformes sur les résultats n’implique pas toujours un effet significatif de sa variabilité
spatiale.
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4.7 Conclusion

La dispersion des résultats à partir des réalisations de champs de perméabilité indique une
forte sensibilité de la réponse en pression et de la migration du CO2 à la variabilité spatiale de
perméabilité.

Etant donné les différences majeures de prévisions selon la méthode de représentations,
le choix de la méthode de représentation de la variabilité spatiale et les incertitudes associées
sont critiques pour l’évaluation du stockage et de ses risques.

D’après nos résultats, les méthodes de représentations simplifiées comme les modèles ho-
mogènes ou par couches donnent des résultats fortement déviés par rapport aux modèles re-
présentant la variabilité latérale et verticale et ne sont donc pas adaptées pour les études de
faisabilité du stockage de CO2. Les modélisations par classes ou semi-homogènes sont appro-
priées pour tenir compte de l’influence de la variabilité spatiale de la perméabilité sur la réponse
du système à l’injection de CO2. Toutefois, la résolution optimale dépend du type de réponses à
estimer. Les modèles par classes et semi-homogènes donnent des résultats suffisamment précis
sur la migration du panache, l’injectivité et la perturbation de pression dans la zone d’injection.
Cependant :

– les modèles par classes sont à privilégier pour l’estimation de la perturbation de pression
à grande échelle ;

– les modèles semi-homogènes donneront des prédictions plus précises pour le taux de
dissolution.

La variabilité spatiale de la porosité et de la compressibilité des pores associée a également
été envisagée. L’influence de la variabilité spatiale pour ces deux propriétés apparaît négli-
geable par rapport à celle de la perméabilité. Leur variabilité spatiale peut être approchée par
une valeur uniforme pour la porosité et la compressibilité des pores.
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Chapitre 5

Incertitudes sur les paramètres
géologiques et conséquences pour les
études de faisabilité 1

5.1 Introduction

L’objectif de ce chapitre est d’étudier l’influence relative de paramètres géologiques, habi-
tuellement peu ou mal caractérisés, et de leurs incertitudes associées sur la réponse du système
et donc d’identifier quels paramètres ont une influence négligeable et lesquels sont critiques
pour la qualité de l’étude prédictive.

D’après les conclusions des chapitres précédents, la variabilité spatiale de la compressibilité
des pores et de la porosité est négligée. Nous comparons maintenant l’influence de la perméa-
bilité et de ses hétérogénéités à celle d’autres paramètres géologiques, à l’échelle régionale.

Les paramètres géologiques considérés sont : la variabilité spatiale de la perméabilité et les
longueurs de corrélations associées (figure 5.1), la compressibilité des pores et la perméabilité
intrinsèque de la couverture et du réservoir ainsi que les perméabilités relatives. Hormis pour
la perméabilité, l’influence des paramètres est étudiée pour des valeurs uniformes.

A l’exception de la perméabilité intrinsèque du réservoir et de la couverture et la compres-
sibilité des pores du réservoir, ces paramètres ont été peu étudiés dans le cadre d’un projet à
l’échelle régionale.

Puisque le modèle homogène ne permet pas d’approcher le comportement en pression ou
en migration du CO2 du modèle hétérogène plus réaliste, l’influence de chacun des paramètres
est en premier lieu étudiée à partir des résultats des 200 réalisations du modèle de variabilité
spatiale continue de perméabilité. Les résultats de l’étude de sensibilité obtenus sur les deux
modèles homogènes sont également présentés afin de les comparer par la suite, à ceux obtenus
par modèle hétérogène. Le second objectif de ce chapitre est donc d’évaluer si une étude de
sensibilité effectuée sur ces deux types de modèles mène à des conclusions différentes et donc
d’identifier si des interactions existent entre influence de la variabilité spatiale de perméabilité
et influences des autres paramètres.

Dans ce chapitre, nous ne rappelons pas l’influence spécifique de la variabilité spatiale de
la perméabilité qui a été décrite dans le chapitre précédent.

1. Sujet partiellement présenté à la conférence "‘TOUGH Symposium 2012" Berkeley, USA, Septembre 2012,
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TABLE 5.1 – Paramètres de l’étude de sensibilité et [Nomenclature] utilisée pour désigner les
scénarios.

Paramètres Scénario de référence Etude de sensibilité

Perméabilité
Variabilité spatiale continue
(log-normal, mean=100mD,
median=32.5mD, σLog=1.5)

Homogène : moyenne [K100]
médiane [K32]

Longueur de corrélation 600m [CL600]
300m [CL300]
1200m [CL1200]

Compressibilité des pores 9.65 10−10 Pa−1 [Cp9]
5.51 10−10 Pa−1 [Cp5]
16.99 10−10 Pa−1 [Cp16]

Courbes de perméabilités
relatives

Données expérimentales [2]
[RPDogger]

Van Genuchten-Mualem &
Brooks-Corey [RPVG]
Nisku aquifer data [RPNisku]
[3]

Perméabilité de la couver-
ture (uniforme)

0 [Kc0]
10−19m2 [Kc19]
10−17m2 [Kc17]

Compressibilité des pores
de la couverture

0 [Cpc0]
3.48 10−10 Pa−1 [Cpc10]
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FIGURE 5.1 – Exemple, pour une des réalisations, des différentes longueurs de corrélation exa-
minées.

Bouquet et al. [1].
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Les paramètres étudiés et leurs intervalles de valeurs, décrits au tableau 5.1, s’appuient sur
des données de l’aquifère du Dogger (chapitre 2 et annexes C). Les paramètres incertains et les
intervalles d’incertitudes étudiés sont donc réalistes mais restent spécifiques au cas du Dogger.

Pour les scénarios de longueur de corrélation, seule la longueur de corrélation latérale
est modifiée. Pour le scénario de référence, la longueur de corrélation dans la direction la-
térale est de 600m, et de 20 m verticalement. Cette anisotropie géométrique s’appuie sur des
études précédentes qui utilisaient un rapport de 1/30 entre portée horizontale et verticale pour
l’aquifère du Dogger (Diedro [4]). Les valeurs de portées s’appuient sur les résultats d’études
géothermiques qui indiquent une épaisseur productive d’environ une dizaine de mètres et une
importante variabilité latérale des unités productives, rendant difficiles leurs corrélations à
l’échelle kilométrique (Lopez et al. [5], Rojas et al. [6]). A cause des incertitudes sur ces va-
leurs, deux autres cas sont considérés : une longueur de corrélation latérale de 300m et une de
1200m. L’étude est réalisée à tirage fixé, c’est-à-dire que les mêmes réalisations sont utilisées,
les champs de perméabilité étant modifiés en fonction de la longueur de corrélation (exemple :
figure 5.1).

5.2 Influence individuelle sur la réponse en pression

5.2.1 Longueur de corrélation de la variabilité spatiale de la perméabilité

Les résultats moyens sont presque identiques pour les différents scénarios de longueur de
corrélation : une faible augmentation du profil de pression moyen est observée pour la plus
grande longueur de corrélation (et réciproquement pour la plus petite longueur de corrélation,
figure 5.2a).
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FIGURE 5.2 – Résultats en pression pour différents scénarios de longueur de corrélation de
perméabilité, à un an d’injection.

En revanche, pour les enveloppes maximum et minimum, une plus grande longueur de
corrélation induit une augmentation de l’amplitude des perturbations de pression maximum et
une diminution des minimum. A l’inverse, une plus faible longueur de corrélation réduit l’écart
entre profils maximum et minimum. Toutefois, l’augmentation de pression au puits tend à être
supérieure avec une plus faible longueur de corrélation en comparaison aux autres cas.

Comme observé à la figure 5.2b, les écarts-types des perturbations de pression augmentent
avec la longueur de corrélation. De plus, l’écart entre les profils d’écarts-types des longueur
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de corrélation de 1200 et 600m est plus important qu’entre ceux des longueurs de corrélation
de 600 et 300m. Les mêmes résultats sont obtenus pour les écarts-types relatifs (dispersion
relative) puisque les résultats moyens sont similaires dans tous les cas. Par conséquent, une
plus grande longueur de corrélation du champ de perméabilité tend à amplifier les incertitudes
en termes de perturbations de pression.

5.2.2 Compressibilité des pores de la formation d’injection

Comme relevé par Schäfer et al. [7], Zhou et al. [8], Ghaderi et al. [9], la compressibilité
des pores de la formation d’injection influence significativement la réponse en pression. Une
plus forte compressibilité des pores réduit le pic de pression au puits ainsi que l’amplitude et la
propagation des perturbations de pression (figure 5.3a).

D’autre part, les écarts entre comportements maximum pour différentes valeurs de com-
pressibilités des pores (CP5 et CP16) peuvent être plus importants que ceux entre comporte-
ments maximum et minimum pour une valeur de compressibilité des pores fixée (e.g. CP5).
Par conséquent, les incertitudes sur la valeur de compressibilité des pores pourraient conduire
à un intervalle d’incertitudes équivalent ou supérieur à celui induit par la variabilité spatiale
de la perméabilité, pour la prévision de la réponse en pression.

5.2.3 Courbes de perméabilités relatives

La dispersion des résultats n’est significativement modifiée qu’au puits en fonction des
courbes de perméabilités relatives (figure 5.3a). La valeur maximale de pression au puits est
fortement augmentée pour le scénarioRPNisku comparé au scénario de référenceRPDogger.
L’utilisation du modèle de perméabilités relatives de Brooks-Corey ou des données de l’aqui-
fère de Nisku exacerbe le comportement en pression au puits pour certaines des réalisations, à
cause de la plus faible mobilité des fluides par rapport aux données de l’aquifère du Dogger.

En revanche, même si les propriétés de perméabilités relatives influencent le pic de pression
au puits, elles n’affectent pas la propagation de perturbations de pression à l’échelle régionale.
L’influence des propriétés de perméabilités relatives semble donc limitée à la zone diphasique
puisqu’elles contrôlent la mobilité relative des deux fluides, et cet effet n’interfère pas avec le
comportement en pression en dehors de cette zone.

5.2.4 Propriétés de la couverture

5.2.4.1 Influence de la perméabilité de la couverture

Pour évaluer l’influence de la perméabilité de la couverture, sa compressibilité des pores est
fixée à une valeur faible de 3.45 10−10Pa−1 (Cpc10, tableau 5.1).

Il n’y a pas de différence significative en pression entre le cas où la couverture est imper-
méable et celui où la perméabilité a une faible perméabilité (Kc19) (figure 5.5a).

Par contre, on observe une diminution de l’amplitude de la perturbation de pression lorsque
la perméabilité de la couverture est suffisamment élevée (Kc17), permettant le déplacement
de saumure et la dissipation de pression à travers la couverture. A un an d’injection, les pertur-
bations de pression atteignent alors presque le toit de la couverture (cf. figures E.1 et E.2 en
annexe E). Pour une couverture moins épaisse ou éventuellement une plus forte perméabilité,
les perturbations de pression auraient atteint les formations plus superficielles et l’atténuation
de la perturbation de pression serait alors aussi influencée par les propriétés de ces formations
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superficielles. Par conséquent, l’influence de la perméabilité de la couverture dépend de son
épaisseur.

On retrouve pour l’influence de la perméabilité de la couverture, les mêmes limites que pour
celle de la perméabilité du réservoir, qui dépend du volume poral disponible (i.e. conditions
aux limites, épaisseur et surface disponible, e.g.Eccles et al. [10], Mathias et al. [11], Zhou
et al. [12] cf. chapitre 1). Néanmoins, l’influence de la perméabilité de la couverture reste
moindre que celle du réservoir, que ce soit dans le cas hétérogène ou homogène (alors que
l’intervalle d’incertitude pour celle du réservoir est plus faible, figure 5.5b).

5.2.4.2 Influence de la compressibilité des pores de la couverture

La perméabilité de la couverture est fixée à une valeur faible (10−19m2, Kc19) pour étudier
l’influence de la compressibilité des pores de la couverture.

Comme vu précédemment, pour une compressibilité des pores de 3.45 10−10Pa−1 (Cpc10)
et une perméabilité de 10−19m2 (Kc19), les propriétés de la couverture n’influencent pas si-
gnificativement la réponse en pression (figure 5.5a).

En revanche, pour une augmentation de compressibilité des pores du même ordre de gran-
deur que la variation de perméabilité de la couverture précédente, les perturbations de pression
sont drastiquement réduites. L’atténuation des perturbations du système par l’augmentation
du volume poral disponible via un milieu poreux plus compressible 2, est significativement plus
importante que la relaxation induite par une perméabilité de la couverture relativement élevée.

La diminution des perturbations de pression est comparable à l’intervalle de dispersion pro-
duit par la variabilité spatiale de la perméabilité du réservoir puisque l’enveloppe de pression
maximum obtenue avec la plus faible compressibilité des pores de la couverture est superposée
à l’enveloppe minimum du cas de référence 3, sauf dans la zone d’injection.

5.3 Hiérarchisation des influences sur la réponse en pression et in-
teraction avec la représentation du champ de perméabilité

Les résultats des 200 réalisations des modèles de variabilité spatiale de perméabilité sont
présentés sous forme de "boxplots"’ (boîtes à moustaches), décrivant la distribution des résul-
tats (médiane, quantiles de 25% et 75%) et leur dispersion (les cercles représentent les valeurs
extrêmes en dehors de l’intervalle de une fois et demi l’interquartile).

5.3.1 Pression au puits

La réduction de la compressibilité des pores de la couverture conduit à l’une des plus impor-
tantes réductions de la pression au puits (figure 5.7), même avec une faible perméabilité de la
couverture (Kc19Cpc8). Au contraire, la perméabilité de la couverture est l’un des paramètres
étudiés ayant le moins d’influence sur la réponse en pression au puits.

Pour l’intervalle d’incertitudes étudié, la variation de la valeur de la compressibilité des
pores du réservoir (i.e. comparaison de CP5 et CP16) induit aussi l’une des plus importantes

2. Dans le cas de valeur de compressibilité des pores élevée, la perturbation de pression reste confinée aux
premières couches de la couverture, à l’interface avec le réservoir cf. figure E.2

3. cas extrême où la couverture est imperméable, si les deux scénarios de même perméabilité de le couverture
sont comparés, l’atténuation est équivalente à l’écart entre profil maximum et moyen
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FIGURE 5.7 – Boxplots des perturbations de pression aux puits des 200 réalisations du modèle
de variabilité spatiale de champ de perméabilité pour les différents scénarios de sensibilité. Les
points représentent les résultats des modèle homogènes (K100 en bleu clair, K32 en marron).
Résultats à un an d’injection.

variations de pression au puits pour les modèles hétérogènes et homogènes (voir également la
figure 5.10).

Les propriétés de perméabilités relatives n’affectent quasiment pas la réponse en pression
au puits des modèles homogènes, et seulement de peu la majorité des résultats des modèles
hétérogènes. Toutefois, pour les modèles hétérogènes, les valeurs extrêmes sont drastiquement
augmentées (par rapport au cas de référence). Les interactions entre l’influence des perméabi-
lités relatives et celle des hétérogénéités exacerbent le comportement en pression au puits.

Après la sensibilité aux perméabilités relatives, la longueur de corrélation est le second
paramètre ayant le plus d’influence sur la dispersion des résultats aux puits (augmentation de
la dispersion avec la longueur de corrélation). En revanche, comme pour Lengler et al. [13],
l’influence de la longueur de corrélation sur la médiane de la réponse en pression au puits
apparaît plus faible que celles des autres paramètres.

La compressibilité des pores de la formation d’injection et les propriétés de la couverture
affectent peu la dispersion des résultats en pression au puits des modèles hétérogènes.

En comparant au puits, les dispersions des résultats des modèles homogènes et des modèles
hétérogènes, il est intéressant de noter que :
• Les différences entre résultats des modèles homogènes sont considérablement réduites

avec l’augmentation de la compressibilité des pores de la couverture (différences d’envi-
ron 2.3-2.1MPa réduites à 1.6-1.3MPa) alors que dans le cas hétérogènes, la dispersion
n’est presque pas modifiée (de 2.9MPa à 2.7MPa).
• La même tendance est observée pour la compressibilité des pores du réservoir. Les diffé-
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FIGURE 5.8 – Différences de perturbations de pressions entre scénarios de courbes de perméa-
bilités relatives par rapport au cas de référence (RPDogger), pour chacune des réalisations
(lignes pointillées colorées) et pour les modèles homogènes (courbes noires et grises) à un
an d’injection. Pour certaines des réalisations du modèle hétérogène, les différences entre scé-
narios de courbes de perméabilités relative atteignent des valeurs importantes alors qu’elles
restent faibles pour les modèles homogènes.

rences entre modèles homogènes diminuent significativement avec une plus faible com-
pressibilité des pores (de 2.8MPa à 1.9MPa) alors que la dispersion des résultats du mo-
dèle hétérogène est similaire pour les différents scénarios de compressibilités des pores
(de 2.9MPa à 2.85MPa).

• A l’inverse, les différences entre modèles homogènes sont équivalentes pour tous les scé-
narios de perméabilités relatives tandis que la dispersion du modèle hétérogène varie si-
gnificativement en fonction du modèle de perméabilités relative (voir aussi la figure 5.8).
La plus faible mobilité du gaz avec le modèle RPV G, quelle que soit la valeur de satura-
tions en gaz, ou avec le modèle RPNisku, pour la majorité des valeurs de saturation en
gaz, explique les différences positives obtenues sur la figure 5.8 par rapport aux résultats
avec les propriétés de perméabilités relatives de l’aquifère du Dogger (RPDogger).

Donc, dans le cas de perméabilité homogène, de fortes valeurs de compressibilité des pores
diminuent les incertitudes sur la réponse induites par les incertitudes sur la perméabilité ; cet
effet n’est pas observable ou est négligeable si la perméabilité varie spatialement. Au contraire,
l’influence des propriétés de perméabilités relatives peut être plus importante lorsque le milieu
est hétérogène.

5.3.2 Propagation de la perturbation de pression

On examine également la sensibilité des résultats de propagations de perturbations de pres-
sion égales à 0.05MPa ou 1MPa aux valeurs des paramètres (figures 5.9).

Comme pour la pression au puits, l’influence de la compressibilité des pores de l’aquifère et
de la couverture est la plus importante sur les valeurs médianes. L’influence de la perméabilité
de la couverture est relativement faible et celle des perméabilités relatives sur la propagation
de perturbations de pression peut être négligée.

L’influence des longueurs de corrélation sur la propagation de pression est similaire à celle
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FIGURE 5.9 – Boxplots des distances de propagation de perturbation de pression des 200 réali-
sations du modèle de variabilité spatiale de champ de perméabilité pour les différents scénarios
de sensibilité. Les points représentent les résultats des modèle homogènes (K100 en bleu clair,
K32 en marron). Résultats à un an d’injection.

sur la pression aux puits. Elle affecte peu les valeurs médianes mais son influence est prépondé-
rante sur la dispersion de la propagation des perturbations de pression. Ainsi, l’augmentation
de la longueur de corrélation (de 300m à 1200m) multiplie, ici, par plus de deux, la dispersion
de la propagation de la perturbation de 1MPa (de 2770m à 6300m pour 1MPa et d’environ
2800m à 6000m pour 0.05MPa).

L’augmentation de la compressibilité des pores de la couverture diminue significativement
les différences de propagations pour les modèles homogènes (d’environ 7km à 4km pour
0.05MPa, de 1.9-1.5km à 700-250m pour 1MPa) alors qu’à nouveau, l’influence de ce para-
mètre sur la dispersion des modèles hétérogènes est bien plus faible (d’environ 4km à 3km
pour 0.05MPa, de 3.8km à 2.2km pour 1MPa). Ces différences de comportement entre mo-
dèles hétérogènes et modèles homogènes sont mêmes plus accentuées pour la compressibilité
des pores du réservoir (variation de la propagation de 1MPa de 4.2km à 3.9km pour le modèle
hétérogène (CP5 et CP16) contre une variation de 2.8km à 1.2km pour les modèles homo-
gènes).

Donc l’augmentation de la compressibilité des pores de la couverture et du réservoir réduit
l’incertitude liée à la perméabilité mais de façon moins prononcée pour un milieu hétérogène,
car la propagation de pression reste fortement contrainte par la variabilité spatiale de la per-
méabilité.

Finalement, les conséquences des incertitudes sur ces paramètres sur la réponse en pression
sont comparées sur la figure 5.10 (i.e. différences des valeurs maximums obtenues pour deux
scénarios de sensibilité sur le même paramètre). A l’exception des incertitudes sur la valeur de
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(cas de référence pour les paramètres autres que la perméabilité).

la perméabilité intrinsèque (champ de perméabilité uniforme), l’influence des paramètres sont
comparés pour un modèle hétérogène, ce qui semble réaliste.

Les incertitudes en terme d’injectivité sont plus importantes dans le cas d’incertitude sur
la variabilité spatiale de la perméabilité et sur les propriétés de perméabilités relatives, suivie
par l’incertitude sur la compressibilité des pores du réservoir et de la couverture. Par contre,
les incertitudes sur la propagation des perturbations de pression sont principalement liées aux
incertitudes sur la compressibilité des pores du réservoir. Pour des propagations à l’échelle
régionale, les faibles perturbations de pression sont aussi significativement influencées par
la valeur (moyenne) de la perméabilité alors que les incertitudes sur la variabilité spatiale
de perméabilité seraient plus critiques pour les fortes perturbations, plus proches de la zone
d’injection.

5.4 Influence individuelle sur la migration et la dissolution du CO2

5.4.1 Longueur de corrélation de la perméabilité

La modification de longueur de corrélation affecte peu le profil moyen du panache (figure
5.11a), ce qui est cohérent avec l’étude de Jahangiri and Zhang [14].

En revanche, l’extension latérale maximale augmente avec la longueur de corrélation puisque
les zones de migrations préférentielles peuvent être allongées. Inversement, pour une plus
faible longueur de corrélation, l’extension latérale maximum diminue. Comme pour Lengler
et al. [13], les profils statistiques ont tendance à avoir une forme plus régulière avec une plus
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faible longueur de corrélation.

5.4.2 Compressibilité des pores de la formation d’injection

Comme pour les études précédemment citées (Zhou et al. [8], Yamamoto and Doughty
[15]), la compressibilité des pores n’influence pas la migration du panache (figure 5.11b).

5.4.3 Courbes de perméabilités relatives

En fonction de la courbe de perméabilités relatives, la migration du panache change si-
gnificativement (figure 5.11a). La migration du panache est plus limitée pour les scénarios
RPNisku et RPV G (plus faible mobilité), avec au maximum une migration correspondant au
profil moyen du scénario RPDogger. Quelques différences sont aussi observables entre RPV G
et RPNisku : l’extension du panache est légèrement plus importante pour RPNisku. Cette
différence s’explique par leur influence relative sur la mobilité en fonction de la saturation en
gaz. Pour de faible saturation en gaz, les données de l’aquifère de Nisku conduisent à un CO2
plus mobile que pour RPV G. Par conséquent, le gaz migre plus facilement et plus rapidement
vers le toit du réservoir pour le cas RPNisku.

5.4.4 Propriétés de la couverture

Les propriétés de la couverture ont une influence négligeable sur la migration du CO2 (fi-
gure 5.13). Le faible écart entre le scénario de couverture imperméable et celui de compressi-
bilité de pores de la couverture élevée s’explique probablement par la plus faible augmentation
de pression dans le second cas, induisant une expansion légèrement plus importante du gaz.

La pression capillaire d’entrée du gaz de la couverture est suffisamment élevée pour éviter
la migration du CO2 à travers la couverture. Seul le CO2 dissout apparaît à l’interface de la
couverture et du réservoir.

5.5 Hiérarchisation des influences sur le comportement du CO2 et
interaction avec la représentation du champ de perméabilité

5.5.1 Migration du CO2

Comme vu précédemment, l’influence des propriétés de la couverture (perméabilité et com-
pressibilité des pores) et de la compressibilité des pores du réservoir sur l’extension du panache
est négligeable. Les incertitudes majeures sur le comportement du panache proviennent de
celles sur la variabilité spatiale de la perméabilité et de sa longueur de corrélation (figure 5.10
et 5.14).

Puisque les courbes de perméabilités relatives, basées sur le modèle de Brooks-Corey ou sur
les données de Nisku, diminuent la mobilité du gaz comparées aux données du Dogger, alors
l’extension latérale du gaz et sa dispersion sont plus limitées.

Néanmoins, la réduction de la dispersion dans le cas hétérogène est moins importante que
pour les modèles homogènes. En effet, avec le modèle de Brooks-Corey (RPVG), l’extension
du panache de CO2 est quasiment identique pour les deux modèles homogènes (figure 5.11b).
Dans ce cas, l’influence des propriétés de perméabilités relatives sur les incertitudes de migra-
tion du panache est équivalente à celle de la valeur de perméabilité intrinsèque.
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FIGURE 5.13 – Profils minimum, moyen et maximum de saturation en gaz (Sg=0.01) des 200
réalisations du modèle à variabilité spatiale de perméabilité pour différentes compressibilités
des pores de la couverture, à un an d’injection. Pour les scénarios de différentes perméabilités
de couverture (Kc17Cpc10 et Kc19Cpc10), les profils de saturation en gaz sont superposés à
ceux du cas de référence.
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FIGURE 5.14 – Boxplots des extensions latérales du panache des 200 réalisations du modèle de
variabilité spatiale de champ de perméabilité pour les différents scénarios de sensibilité. Les
points représentent les résultats des modèle homogènes (K100 en bleu clair, K32 en marron).
Résultats à un an d’injection.

5.5.2 Dissolution du CO2

Le taux de dissolution dépend directement de la migration du panache puisqu’elle déter-
mine la surface de l’interface entre saumure et CO2 (cf. chapitre 1). Par conséquent, comme
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pour l’extension du panache, les propriétés de la couverture (perméabilité et compressibilité
des pores) et de la compressibilité des pores du réservoir ont une influence négligeable (figures
5.15 et 5.16).

Cependant, dans le cas d’une compressibilité des pores de la couverture élevée, le taux de
dissolution est légèrement plus élevé que dans le cas d’une couverture imperméable, en par-
ticulier pour les modèles homogènes (figure 5.15). Le volume de saumure en contact avec le
CO2, à l’interface couverture-réservoir, augmente avec la compressibilité des pores et la per-
méabilité de la couverture, ce qui améliore le transfert. Puisque pour les modèles homogènes,
l’extension latérale maximale est située en haut du réservoir, l’effet sur la dissolution peut être
important. Pour le modèle hétérogène, cet effet est bien plus faible car l’extension latérale au
toit du réservoir est plus limitée.
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FIGURE 5.15 – Boxplots des taux de dissolution des 200 réalisations du modèle de variabilité
spatiale de champ de perméabilité pour les différents scénarios de sensibilité. Les points repré-
sentent les résultats des modèle homogènes (K100 en bleu clair, K32 en marron). Résultats à
un an d’injection.

Les principales incertitudes sur le taux de dissolution sont liées aux incertitudes sur la va-
riabilité spatiale de la perméabilité (et la pression capillaire) et sur les courbes de perméabilités
relatives. Les différences entre résultats de scénarios de perméabilités relatives sont similaires
à la dispersion stochastique (figure 5.16). Comme précédemment, les taux de dissolution sont
généralement plus importants pour le modèle hétérogène que pour les modèles homogènes
(figure 5.15).

Réduisant la mobilité du gaz, le scénario de perméabilités relatives RPV G, induit une
diminution significative du taux de dissolution comparé au cas de référence (RPDogger). Les
différences entre RPNisku et RPDogger sont moins importantes à cause des perméabilités
relatives plus élevées pour de faibles saturations en gaz du cas RPNisku.
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Les variations de longueur de corrélation modifient légèrement le taux de dissolution. Les
résultats médians restent similaires mais la dispersion des résultats est modifiée en fonction de
la longueur de corrélation.
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FIGURE 5.16 – Différences entre taux de dissolution maximum à un an d’injection entre scé-
narios de sensibilité pour l’intervalle d’incertitude de chaque paramètre. 200 réalisations du
modèle de variabilité spatiale du champ de perméabilité (la dispersion stochastique est repré-
sentée par la différence entre résultats maximum et minimum du cas de référence) et diffé-
rences de taux de dissolution des modèles homogènes (cas de référence pour les paramètres
autres que la perméabilité).

5.6 Conclusion

Pour les modèles et scénarios envisagés, la perméabilité de la couverture a une influence
relativement faible par rapport aux autres paramètres. Pour un intervalle de valeurs du même
ordre de grandeur, les incertitudes sur la compressibilité des pores de la couverture seront plus
problématiques pour les prévisions de perturbations de pression.

Néanmoins, les propriétés du réservoir telles que la compressibilité des pores et le champ de
perméabilité (variabilité spatiale), sont les paramètres cruciaux pour l’étude des perturbations
de pression. Les incertitudes par rapport à la compressibilité des pores peuvent même avoir
des conséquences plus critiques sur les prévisions de la réponse en pression que les incertitudes
relatives à la variabilité spatiale de la perméabilité.

L’interaction entre les effets du modèle de champ de perméabilité et les effets des autres
paramètres a également été constatée. L’augmentation de la compressibilité des pores (réser-
voir ou couverture) et celle de la perméabilité de la couverture tendent à réduire l’incertitude
celle liée à la perméabilité intrinsèque si des modèles homogènes sont considérés. Mais, cet
effet est atténué en présence de variabilité spatiale de la perméabilité. Les perturbations de
pression restent significativement affectées par la variabilité spatiale même si ces paramètres
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ont une influence non-négligeable. L’influence des perméabilités relatives sur la dispersion de
la migration du panache et de la dissolution du CO2 est également atténuée par la variabilité
spatiale de la perméabilité (et de la pression capillaire).

Au contraire, l’influence des perméabilités relatives sur l’injectivité est plus importante avec
un modèle hétérogène qu’avec un modèle homogène. D’autres interactions entre influences
des paramètres géologiques, qui n’ont pas été étudiées ici, peuvent se produire. Par exemple,
pour une perméabilité ou compressibilité des pores de la couverture suffisamment élevées, l’in-
fluence des propriétés de la couverture pourrait atténuer les incertitudes sur les perturbations
de pression relatives aux incertitudes sur la compressibilité des pores du réservoir.

Les principales incertitudes sur la migration du panache proviennent des incertitudes sur la
variabilité spatiale de la perméabilité et des pressions capillaires ainsi que sur les propriétés de
perméabilité relatives.

La longueur de corrélation du champ de perméabilité affecte considérablement la disper-
sion des résultats. Par conséquent, les incertitudes sur les longueurs de corrélation auront des
répercussions importantes sur les incertitudes des prévisions puisque la variabilité spatiale de
la perméabilité est généralement mal caractérisée.

La validité de cette étude doit être considérée pour la cas d’un aquifère latéralement étendu
(pour un système fermé, les paramètres tels que les propriétés de la couverture pourront avoir
une influence plus importante)

Enfin, l’étude a été limitée à deux dimensions, pour un an d’injection et pour un puits ho-
rizontal. Par conséquent, cette étude à court terme en 2D peut avoir accentué l’influence de la
variabilité spatiale du champ de perméabilité sur les perturbations de pression. Mais sachant
maintenant l’importance de son influence en deux dimensions, il est certain que pour un sys-
tème 3D plus réaliste, ce paramètre reste un facteur-clef pour une caractérisation pertinente de
la migration du panache et des perturbations de pression.
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Chapitre 6

Sélection de réalisations stochastiques
pour l’étude du stockage géologique de
CO2 1

Pour évaluer les incertitudes d’injectivité ou de capacité de stockage, les simulations d’écou-
lement sont conduites sur des simulations géostatistiques du champ de perméabilité. Cepen-
dant les simulations d’écoulement multiphasique sur des modèles de plusieurs milliers ou plu-
sieurs millions de mailles sont coûteuses en temps de calcul et ne peuvent pas être appliquées
à de grands ensembles de réalisations.

Serait-il possible d’isoler un sous-ensemble de réalisations qui reproduirait le comportement
statistique de l’ensemble exhaustif des réalisations ?

Une méthodologie de sélection de réalisations est proposée combinant une simplification de
l’écoulement et des procédures de classifications. La réponse en pression peut être approchée en
simulant un écoulement monophasique plutôt que multiphasique ce qui réduit drastiquement
les temps de calcul (Nicot et al., 2011, cf. paragraphe 1.2.2). Nous proposons de sélectionner
les réalisations à partir des résultats du monophasique. L’écoulement multiphasique est ensuite
simulé uniquement sur le sous-ensemble sélectionné.

La variable d’intérêt pour évaluer l’efficacité de la méthode de sélection est la réponse en
pression après un an d’injection, puisque c’est le facteur limitant l’injectivité et les risques d’in-
terférences entre projets de stockage de CO2. Le profil de pression après 6 mois d’injection est
le critère utilisé pour la sélection de réalisations. C’est donc une réponse variant spatialement
contrairement aux études d’autres auteurs (e.g. Scheidt and Caers, 2009) pour lesquelles les
critères de sélection étaient des scalaires tels que les volumes produits, injectés ou la pression
au puits. De plus, la qualité prédictive de la sélection à partir des résultats à 6 mois est vérifiée
en examinant si cette sélection peut être utilisée pour une période d’étude d’un an d’injection.

Deux méthodes de sélections sont comparées :
– Une méthode basée sur les distances entre réalisations (cf. annexe G). Elle repose sur le

principe que si deux réalisations sont proches, soit en terme de modèle géologique, soit
en terme de réponse approchée ("proxy-response") alors elles doivent se comporter de fa-
çon similaire en terme de simulation d’écoulement complet (e.g. Scheidt and Caer, 2009).

1. Sujet présenté aux conférences "MASCOTT-SAMO 2013", Nice, juillet 2013 et "Les Journées de Géostatistique
2013", Fontainebleau, Septembre 2013.
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En utilisant des distances de similarités entre modèles de réservoir, des groupes de réali-
sations sont créés. La sélection d’une réalisation dans chacun des groupes devrait donner
des propriétés statistiques similaires à celles de l’ensemble exhaustif des réalisations. La
plupart des auteurs utilisent les simulations par ligne de courant (streamlines) comme
réponse simplifiée pour calculer les distances de similarités. Ces distances sont projetées
dans un espace euclidien multidimensionnel. La méthode des nuées dynamiques associée
à une fonction-noyau est utilisée pour identifier les groupes de réalisations. Les groupes
peuvent être initialisés par méthode spectrale et sont modifiés itérativement. Lorsque
les distances entre réalisations et centroïdes des groupes sont minimisées, la réalisation
la plus proche du centroïde du groupe correspondant est retenue pour représenter le
sous-ensemble. Comme le nombre de réalisations diffère dans chacun des groupes, les
statistiques du sous-ensemble sont pondérées proportionnellement à leur cardinal.

– Une méthode basée sur le classement des réalisations en fonction de leur proximité res-
pectivement du comportement en pression minimal, maximal et moyen de l’ensemble des
réalisations. Pour le minimum et le maximum, le critère de classement est le nombre de
points similaires avec l’enveloppe de pression maximale ou minimale de l’ensemble des
réalisations. Pour le comportement moyen, le critère est l’aire entre le profil de pression
de la réalisation et celui de la pression moyenne de l’ensemble. Le nombre de réalisations
sélectionnées dépend d’un critère d’erreur imposé par l’utilisateur entre les résultats sta-
tistiques du sous-ensemble sélectionné et de l’ensemble exhaustif de réalisations.

L’efficacité des différentes méthodes est évaluée par rapport aux simulations d’écoulement
multiphasique sur l’ensemble exhaustif et par rapport aux résultats d’une sélection aléatoire de
réalisations. Les résultats sont présentés dans la publication suivante. Les principales conclu-
sions de cette étude sont résumées ci-dessous.

La comparaison des résultats de simulations monophasiques et multiphasiques sur l’en-
semble exhaustif montre que ceux de simulations monophasiques ne permettent pas d’estimer
ceux de simulations multiphasiques. De plus, pour l’écoulement monophasique, un taux d’in-
jection équivalent doit être calculé, s’appuyant sur des hypothèses fortes en termes de viscosité
et de compressibilité des fluides (calcul en fonction de l’augmentation moyenne de pression
attendue au puits). Il n’est pas possible a priori de vérifier ces hypothèses. Par contre, étant
donné la réduction considérable de temps de calcul, il est possible de simuler plus longuement
l’injection monophasique pour balayer une zone suffisante du modèle pour la sélection.

Les procédures de sélections à partir des résultats monophasiques sont plus efficaces que
les sélections aléatoires. La sélection de réalisations basée sur la méthode de distances à partir
de résultats monophasiques permet de conserver une valeur proche des propriétés statistiques
(quantiles, écart-type) de l’ensemble des réalisations après simulation multiphasique sur le
sous-ensemble. La sélection basée sur la méthode par classement est plus efficace pour les
résultats maximal et minimal de l’ensemble (par exemple pour les études de risques).

La validité des résultats est vérifiée à 6 mois et un an d’injection alors que la sélection se
base uniquement sur les résultats à 6 mois d’injection. Toutefois, les résultats de cette sélection
restent spécifiques à la réponse étudiée, c’est-à-dire, la perturbation de pression. En effectuant
la sélection à partir de ce critère, il n’est pas possible d’étendre la validité de cette sélection
à la migration du panache, qui dépend fortement des hétérogénéités à proximité de la zone
d’injection.
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Abstract Spatial variability of permeability is one of
the main parameters that can significantly influence the

feasibility and efficiency of CO2 geological storage. To
evaluate uncertainties related to this spatial variability,
flow simulations are conducted on geostatistical real-

izations of permeability field. However, multiphase flow
simulations on large-scale models are time-consuming
and cannot be achieved on numerous sets of realiza-
tions. This study proposes to assess if it would be possi-

ble to isolate a subset of realizations which reproduces
the distribution or at least minimum, maximum and
mean behavior of an exhaustive set of realizations.

Different selection procedures are compared to reduce
the number of flow simulations and consequently, com-

putational time. The efficiency of a selection method is
defined by the preservation of accurate statistical prop-
erties similar to those of the exhaustive set of realiza-
tions.

Methods of selections to quantify uncertainties due to
heterogeneity have already been proposed. The speci-
ficity of this study relies on the criterion of selection, the

pressure perturbations distribution which is spatially
variable. Different distance-based methods of selections
using kernel procedures are compared for this criterion.
A new type of ranking method is also proposed and

compared to the distance-based ones. The selection cri-
terion is calculated either from simplified (single phase)
or multiphase flow simulations for a short-term injec-

tion period. Statistical properties are compared on a
longer timeframe to test the selections’ prediction ca-
pability.
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According to our results, single-phase flow fails to cor-
rectly approximate pressure perturbations on the entire

domain. But, on the contrary, 2-phases flow on a sub-
set of realizations, selected from single-phase flow sim-
ulations, gives representative statistic properties from

geological uncertainties and reduce dramatically com-
putational time.
The distance-based selection methods give a satisfac-
tory approximation of mean behavior and of deviation

around this mean on the entire reservoir.
The ”hierarchical” selection method give a better ap-
proximation of minimum and maximum results.

Keywords Spatial Variability · Uncertainties assess-
ment · Distance-based methods · Ranking methods ·
Geostatistics · Large scale CO2 geosequestration

1 Introduction

The uncertainties associated to CO2 injection and stor-
age in geological formations result mainly from poor

subsurface characteristics knowledge. It is especially the
case for CO2 storage in deep saline aquifer. Uncertain-
ties in spatial variability of permeability can lead to

high variations in brine and CO2 displacements (e.g.
[12], [9]). These variations are critical for CO2 plume
migration and pressure perturbations propagation. These
different system responses need to be characterized for

risks assessment (risks such as CO2 leakage, ground-
water resources contamination, overpressurization and
interferences between different projects or uses of un-

derground space).
Due to the data scarcity for potential storage for-

mations, numerous equiprobable models of permeabil-

ity field are generated for flow simulations. The mod-
els are calculated via geostatistical methods to study
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uncertainties and feasability of CO2 storage systems.
To evaluate large-scale CO2 injection systems, such as
pressure perturbations propagation, thousands to mil-
lions of grid cells are required.

The evaluation of spatial variability influence on
system perturbations at large-scale would require com-

plex, time-consuming flow-simulations since no simple
relationship can be determine between spatially vari-
able flow response and parameters. Would it be possible

to reduce this computational time and still assess accu-
rately, on the entire domain, the uncertainties related
to the spatial variability of geological properties?

Methods of selections are proposed to isolate a subset
of realizations, reducing the number of realizations for
full-flow simulations, and consequently computational

cost. The selected realizations have to return statistic
properties of flow system response similar to the ex-
haustive set of realizations. These key properties are

minimum, maximum, mean behaviors and quantiles.

First, selection methods from the literature are briefly
reviewed. One method relies on ranking realizations ac-

cording to scalar statistical distribution results. In this
case, realizations are selected according to their rank.
The second method is based on clustering realizations

according to their similarity distances.

Secondly, the studied problem of CO2 injection at

large-scale, with spatially variable geological parame-
ters, is described. Then, the application of different
selection methods is examined. Flow simulations need
to be simplified first, either by using single-phase flow

for selections instead of multiphase flow, or, by reduc-
ing the multiphase flow period for selections. Then,
methods of selection are applied on a specific and spa-

tially variable response: the pressure reponse through
the aquifer system. Distance based methods are tested
for this response and a new type of ranking method is
proposed.

Finally, results for this specific response and from
these different selection methods are compared to the

results from the exhaustive set (200 realizations).

2 Literature review on selection methods

Selections methods arise from oil & gas studies to quan-

tify uncertainties in predictions of reservoir performances
due to geological uncertainties. Facing the problem of
nonviable full-flow simulations on large sets of realiza-

tions, a ranking method of realization was proposed to
select a few of them and overcome the problem [3]. Full
sets of realizations are ranking according to a specific

criterion such as pore volume, mean average perme-
ability [18], connected volume (defined by a threshold

of permeability) or based on response from simplified

flow simulations with a relatively low computational
cost such as tracer simulation (e.g. [3], [18]) or stream-
line simulations (e.g. [25], [2]). From this ”fast” ranking,

realizations corresponding to several quantiles or refer-
ring to ”pessimistic”, ”most likely”, ”optimistic” sce-
narios, are selected to be used for comprehensive flow
simulations. The drawback from this method is the as-

sumption of the quantile preservation between simple
criterion and full-flow simulation response. Validity of
this assumption will strongly depend on the studied re-

sponse and the chosen criterion. Static criterion such
as those referring to porosity or permeability will prob-
ably not preserve the distribution for oil production

rate, since they do not consider dynamic fluid behav-
ior. Moreover, this ranking method can be used only if
distribution of flow system response can be described
by a specific distribution of realizations such as a scalar

value.

A second method of selection was initiated for history-
matching in hydrocarbon reservoirs with uncertainties
on geological structure (such as the spatial localization

of faults) or on petrophysical properties. Generation of
stochastic geological scenarios leads to a set of discrete
inputs which cannot be used by usual history-matching

methods (e.g. gradient method). The distance-based
method relies on the following principle: if some real-
izations are close, either in term of geological model or
in proxy-response, then they should behave similarly in

terms of full flow simulations [23], [24], [19], [21], [1]. By
calculating similarity distances between reservoir mod-
els, groups of similar realizations are created. Selecting

one realization in each group, to form a subset of re-
alizations, should give similar statistic properties than
the exhaustive set of realizations.

In case of uncertainties in structural modeling, Suzuki
et al. [23] used a distance-based on geometrical dissim-
ilarity between realizations. Using Hausdorff distances
between structural models and neighborhood algorithm,

they achieved an efficient history matching. Jeong et al.
[11] used distances between static connectivity to the
vicinity of well to cluster geologic models. Subset are

determined using K-means algorithm. In these subsets,
”representative” realizations are selected to represent
CO2 plume migration. The result from each selected
realization gives a plume migration equivalent to mean

migration of corresponding cluster. In this case, the ap-
plicability relies on a high contrast of permeability with
a binary system, described by two facies: high perme-

able and low permeable facies. Therefore, CO2 satu-
ration map is equivalent to high-permeable facies map
connected to injection well and CO2 plume migration

can be estimated by this static connectivity. If such a
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high contrast cannot be described or if flow results can-
not be superimposed with static description, connec-
tivity definition from static properties will be arbitrary
and can fail to be an effective dissimilarity distance.

Since this type of distance does not take into account
dynamic connectivities or cannot be applied for more
continuous variability, others authors used distances be-

tween results of fast simulations such as streamlines
simulations (e.g. [10], [20]) or of upscaled models [22].

Identification of clusters can be realized through
partitioning methods such as K-means or by Principal

Component Analysis after projection of distances into
an Euclidean space through multidimensional scaling.
Because of non-linear relationships between distances,

kernel functions are used for partitioning measurements
(more details in section 3.5). This method is less re-
strictive than the previous one (ranking method) since

it does not require a correlation between distribution of
full flow simulation results and proxy-response or static
criterion. But only similarity distances of realizations
have to be correlated to the full flow simulations re-

sults differences.
Some comparisons between ranking methods and distance-
based methods point out the better accuracy from distance-

based selections [19], [21], [20] for a similar selection
criterion (e.g. cumulative oil production) and a same
number of selected realizations.

3 Methodology

Because, for CO2 storage, pressure response is the lim-
iting factor in term of injectivity and risks of conflicts
between uses of underground space, in this study, the

variable of interest is the pressure response and it uncer-
tainties due to spatial variability in permeability field.

3.1 Model of spatial variability

Models represent a vertical section of a horizontal well

at large scale (2D models, figure 1). Spatial variability
of permeability is simulated on 2D models via the mov-
ing average method [6] with a circular variogram and
a geometrical anisotropy (ratio of 1/30 between hori-

zontal and vertical correlation lengths). 200 equiproba-
ble realizations are generated. Permeability fields have
a log-normal distribution with a mean and a median

equals to 100mD and 32.4mD, respectively. Standard-
deviation of the log-normal distribution is set at 1.5.
Table 1 details flow simulation parameters.

We assume a linear flow, perpendicular to the well. Va-
lidity of this assumption depends partly on well length

Fig. 1 2D models at large scale, Vertical section of a hor-
izontal well. The extent of the model is sufficiently large to
overcome the problem of closed boundary conditions, i.e acts
as an infinite aquifer

and injection duration, therefore studied injection pe-

riod is limited to 1 year. Assuming a well length of
several kilometers, total injection rate is equivalent to
several MtCO2/year, so equivalent to CO2 injection at

industrial-scale.

To limit calculation time, models are upscaled using
geometric mean to obtain an irregular mesh (finer close

to the injection well). This upscaling method reduces
the number of cells from 440,000 (22 in Z direction,
20,000 in X direction) to 33,770 cells (22 in Z direction,

1535 cells of different sizes in X direction) and keeps suf-
ficiently accurate results compared to the initial mesh
(cf.[5] for detailed results).

The 200 stochastic realizations represent the exhaustive
set. Subsets are all selected from this same exhaustive
set.

Simple models were used to be able to conduct rapidly
comprehensive flow simulations on this exhaustive set of
realizations. Subset results will be compared to exhaus-

tive set results to evaluate the efficiency of selections
methods. The underlying assumption is that conclu-
sions from this study could be applied on more compli-
cated models for which validation against the exhaus-

tive set of realizations could not be achieved.

3.2 Principle

In previous studies (paragraph 2), responses of interest

are mainly scalar values (recovery factor, cumulative
oil production, water-cut ...). Only temporal variations
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Fig. 2 Two equiprobable realizations of permeability field (multiplier (log scale) of permeability ×10−13m2) and results in
terms of pressure perturbation (black lines compared to min/max envelopes of 200 realizations, resp. blue/red lines) and gas
migration. CO2 injection at the lateral central point (0m in X direction) and at -136.5m in Z direction.

Table 1 Flow simulations Parameters (references for selec-
tions)

Reservoir Parameters Values

Depth (top of reservoir) -1550m
Thickness 154m
Boundary conditions Closed
Initial pressure (hydrostatic) 166E+05 Pa
Temperature (isothermal) 65◦C
Salinity 20g/L
Pore Compressibility 9.65 10−10 Pa−1

Log-normal distribution mean=100mD,
of permeability median=32.4mD,

StDLog=1.5
Correlation length 600m in X direction,
of permeability 20m in Z direction
Injection rate of CO2 0.185kg/s
Volumetric-equivalent for water 0.239kg/s

have been taken into account. However, the variable
of interest of this study (pressure response) needs to

be characterized by a spatial distribution at large scale
because this distribution is influenced by the spatial
variability of permeability field. As shown on figure 2,

multiphase-flow simulations on two equiprobable real-
izations of permeability field may result in strongly dif-

ferent spatial variations of pressure perturbations or of
CO2 migration.

Except in the injection area, we observe a verti-
cal equilibrium of pressure results, but pressure profiles
vary drastically laterally because of spatial variability

of permeability. One realization may contribute at dif-
ferent locations to the minimum and to the maximum
envelope of pressure perturbations of a large set of re-
alizations.

To study uncertainties related to the propagation
of pressure response, we are interested in the spread
of responses rather than individual responses. No in-

dividual response corresponds to a quantile envelope
or minimum, maximum behavior. Consequently, in our
case, ranking methods described in literature are not
applicable due to the particular spatial variation of the

response of interest. We propose a new type of rank-
ing method which would be more appropriate. Realiza-
tions are not ranked according to their quantile position

but rather classified according to their proximity with
specific type of behavior. We refer to this method as
”hierarchical method”. On the contrary, distance-based

methods could be applicable if similarity distances are
related to these spatial variations and if distances from
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proxy-response are sufficiently correlated to differences
in full flow simulations. Distance based selection is also
considered here.

Selection criterion is the pressure result from proxy-
response after 6 months of injection. Pressure responses

of 2-phases flow (CO2 + brine) are compared after one
year of injection to evaluate selection methods. A first
proxy-response is the 2-phases flow response after 6

months of injection. Single-phase flow response after 6
months of injection is the second type of proxy-response
examined for selections.
The efficiency of selections methods, using the different

proxy-responses, is assessed through the comparison be-
tween the spreading of pressure perturbations’ propa-
gation at one year from the different selection methods

and from the exhaustive set.

3.3 Simplification of flow simulation

Permeability field cannot be used as a static criterion
for this selection because it does not take into account
dynamic connectivity. There is no correlation between

spatial variability of permeability and pressure prop-
agation and distances between permeability fields fail
to be representative distances between flow responses
from different realizations.

To improve computational efficiency, realizations are

selected through proxy-response, thus decreasing the
number of realizations for full flow simulations. Two
types of proxy-response are examined:

(a) Pressure distribution resulting from 2-phases flow
simulations after 6 months of injection. Only the

selected realizations will be used for flow simulation
up to one year of injection.

(b) Flow system response due to CO2 injection could
be estimated by single-phase flow simulation, giving

reasonable approximation of pressure perturbation,
in particular for far-field area, and reducing dras-
tically computational time [15], [16], [4]. Moreover,

for upscaling procedures such as non-local methods,
flow simulation are required on the entire domain
of fine mesh grid to obtain equivalent block perme-
ability. This upscaling method is interesting if the

objective is to study multiphase flow on upscaled
model using single phase flow to calculate upscaled
permeability [17], [26]. If single phase flow approxi-

mation is acceptable in our case, realizations will be
selected on this simplified flow results at 6 months
on the exhaustive set and then multiphase flow will

be applied only on the selected set for one year of
injection.
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Fig. 3 Comparison of pressure perturbations profiles (mini-
mum, maximum, mean) from single-phase flow and 2-phases
flow for an injection period of one year.

Validity of these approximations will be verified if proxy-

responses are sufficiently correlated to 2-phases flow re-
sults at one year.
Correlation between proxy-response and full flow simu-

lation response is not necessary for distance-based meth-
ods, only correlation between distances from proxy-response
and differences between results from comprehensive flow
simulation are required.

However, for hierarchical methods, correlation between
proxy-response and full flow simulation response is de-
sirable.

Verification of simplified flow simulation
Correlation between proxy-responses and full flow re-
sponses are calculated based on cells values between

each pair of realizations.

(a) From 2-phases flow simulation, pressure perturba-
tion results at 6 months and one year of injection
are correlated with pearson coefficients comprised

between 0.98 et 1.
(b) For simplification of flow simulation calculation through

single phase flow simulation, an equivalent-volume

of injected fluid is calculated by taking into ac-
count the differences in physical properties between
water and supercritical CO2 such as density, com-
pressibility, viscosity [15]. Pressure perturbations

results from single phase flow and 2-phases flow are
well correlated with pearson coefficients comprised
between 0.99 et 1. Profiles of pressure (minimum,

maximum, mean, figure 3) from single-phase flow
are nearly superimposed on profiles from 2-phases
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flow, however substantial errors occur in injection
and near-field areas. Even if a volumetric equivalent
of fluid is injected, lower mobility and compressibil-
ity of water compared to CO2 tend to exacerbate

the increase in pressure perturbations in these ar-
eas.
If single-flow results can not be directly used for

estimation of pressure perturbation on the entire
reservoir due to CO2 injection, these results can
be used as proxy-response for selections of real-

izations. The reduction of computational-time be-
tween single-phase flow and multiphase flow is su-
perior to 90%: ∼20min. vs. ∼5h. for our models.
Multiphase flow would be simulated on this selec-

tion to quantify uncertainties.

3.4 Selections by hierarchical method

Realizations are classified distinctly according to their

proximity to three criteria :

– minimum pressure perturbations profile from the

proxy-response of the exhaustive set of realizations
– maximum pressure perturbations profile from the

proxy-response of the exhaustive set of realizations
– mean pressure perturbations profile from the proxy-

response of the exhaustive set of realizations

Since no particular realization is representative of one

of these profiles, this method assumes that selection of
realizations, which contribute the most significantly to
these criteria, will approach the spread of responses due

to uncertainties in spatial variability of permeability.
In previous ranking method, selected realizations were
assumed to represent the same exact statistics prop-

erties for full flow simulation as for proxy-responses.
This assumption of preservation of statistic properties
is not used here because it does not apply in our case
and statistics properties are re-calculated from full flow

simulation on the subset of realizations representative
of results spreading on the domain.
Criterion of classification for mean behavior is the area

measuring the absolute difference between pressure pro-
file of one realization and mean behavior profile of the
exhaustive set of realizations (figure 4).

For minimum and maximum behaviors, criteria of
classification are based on the number of common points
between pressure envelope of each realization and min-

imum or maximum profiles. The same criterion as for
mean behavior could not be used for minimum and
maximum since, if realizations can participate signif-

icantly in these extrema values in some regions, they
can also be really different on others part of the model.
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Fig. 4 Method of realizations’ classifications based on com-
mon points with minimum and maximum pressure envelopes
(blue and red lines) and based on area (in grey) between re-
alization pressure profile (e.g. green line) and mean pressure
profile (black line)

In this case, the area of differences between the pres-

sure profile of realization and maximum or minimum
profile could have been high although the realization
contributes significantly to describe the maximum or

minimum pressure envelope.

Then, number of selected realizations depends on
deviation between statistic results of the selected set
and exhaustive set (for proxy-response). This error cri-

terion is imposed by the user. Selections of realizations
are first applied on maximum and minimum classifi-
cations separately. Selection criterion in this study re-

quires an error of pressure prediction inferior to x%
on the entire domain (figure 5 1). Percentage of error
is set such as error is limited to a maximum of 2 bar
on the entire domain for pressure results at 6 months

(3.45% and 7.18% for minimum and maximum for 2-
phases flow simulations, 1.4% and 7% for minimum and
maximum for single-phase flow simulation). The lower

the percentage of error in pressure results, the better
the accuracy is. But the number of selected realizations
will also increased, increasing the computational cost.

Both selections obtained from each criterion (mini-

mum and maximum profiles) are then merged, possible
duplicates are deleted since some realizations can par-
ticipate at both profiles.

For the final selection, realizations from mean classifica-
tion are added to the min/max selections until ”mean”
error criterion is reached. As for minimum or maximum,

this error criterion is a maximum percentage of error
in pressure results (5.8% for 2-phases, 5% for single
phase). However, instead of applying it to the entire
domain, the criterion is relaxed and has to be reached

1 selection only based on error2 for 6 months
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Fig. 5 Iterative selection based on classification of realizations for minimum, maximum, mean pressure pertubations. Realiza-
tions from minimum classification are first selected until its error criterion on model cells is reached (here, error 2 at 6 months:
7.18%, for all cells). Based on this first selection, realizations from maximum are added up to its error criterion (error 2 at 6
months: 3.45%, for all cells). Duplicates are removed and realizations from mean classification are selected to satisfy the last
criterion (error 2 at 6 months: 5.9%, for 99% of cells). Dots lines represent a percentage of model cells: 10%, 5% and 1% in
blue, green, brown resp.

for 99% cells of the model to obtain a reasonnable num-

ber of selected realizations: 51 realizations.

Since single phase flow tends to induce higher pres-

sure perturbations in the near field area, by applying
the same error criterion, a larger number of realizations
would have been selected. For comparing both results

from the different proxy-responses, the error criterion
was only applied to minimum and maximum selection
for single phase flow and some realizations from mean
classification were added to the selection to reach 51 se-

lected realizations as for selection based on two-phases
flow results.
This method of selection emphasizes minimum and max-

imum pressure behaviors since they give the spread in
results uncertainties.

3.5 Selections by distance-based methods

Methodology of distance-based selection follows several

steps [20], [19], [1]:

– Calculation of similarity distances between realiza-
tions. Calculation methods of distances or type of

values used for calculation are not restricted, how-
ever these distances should be preferentially repre-
sentative of the differences between flow results (i.e.

correlation). This means by selecting the most dis-
similar realizations, we could be able to represent
the spread in flow response. A Nr × Nr matrix of
distances is then obtained (Nr is the number of stud-

ied realizations).
– Based on this matrix of distances, realizations are

represented in a p × Nr euclidean space through

multidimensional scaling (MDS). In this euclidean
space, if two realizations are similar, they should be
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represented by two closed points and inversely for
dissimilar realizations.

– Using, K-means algorithm or PCA procedures, real-
izations can be clustered in C classes by segregating

realizations according to their dissimilarities. How-
ever, since in euclidean space points structure would
probably not be linear, kernel functions are applied

to define more linear distances between clusters and
realizations and identify an appropriate clustering.
In this study Kernel K-means is used. As proposed

by [21] and [8], spectral clustering clustering is used
for the initial partitioning.

– After clustering, the closest realizations to centroid
from each cluster are selected. Clusters may consist

of different numbers of realizations, so flow response
from each realization are weighted by the cardinal
of its related cluster.

Since we are interested in spatial distribution of
pressure perturbations in reservoir, distances are cal-
culated based on the summation of distances between

cell pressure values of pair of realizations after 6 months
of injection from single phase or multiphase flow.
The irregular mesh (cf. 3.1) leads to a stronger influ-
ence of pressure variations close to the injection well.

In this area, pressure perturbations will be more impor-
tant and more largely spread, this will help to differen-
tiate realizations.

Several distances can be calculated, e.g.: euclidean dis-
tances, chord distances, absolute distances, dominant
distances, Bray-Curtis distances [1]. Except for domi-

nant distances, they all give a good correlation (around
0.9) between distances from proxy-responses and full
flow responses. For simplicity, we used euclidean dis-
tances (equation 1) for selection. Correlation coefficient

is about 0.94 between euclidean distances at 6 months
and one year for 2-phases flow and between single phase
and two-phases flow (figures 6 and 7). On these figures,

selection from hierarchical method are illustrated with
expected relatively-low distances for mean selected re-
alizations and largely dispersed distances for minimum
and maximum selected realizations.

dij =

√√√√
33770∑

l

(Pi,l − Pj,l)2

Pi,l Pressure at cell l for realization i

i, j realizations numbers, between 1 and 200

l, cells number, varying between 1 and 33770

(1)

Distances-matrix D is built based on these distances
(200 × 200 dimension, symmetrical, positive, zero val-

ues on its diagonal). To define location of realizations
in space, function of distances between each other, mul-
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Fig. 6 Calculation of correlation between euclidean dis-
tances from pressure results at 6 months and euclidean dis-
tances from pressure results at 1 year.
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Fig. 7 Calculation of correlation between euclidean dis-
tances from single-phase flow pressure results and euclidean
distances from 2-phases flow pressure results.

tidimensional scaling is applied to transform matrix D

in an euclidean space of p dimensions.

Setting that squared euclidean distances from D,
between i and j realizations, is the squared norm of

differences between vectors xi and xj in an euclidean
space of dimension p, we can define the matrix B of the
dot product between xi and xj. By calculating B from

d2
ij , x coordinates for each realizations will be deduced

[7].

Based on matrix A : aij=(-1/2)(dij
2), B is defined

by locating the origin of euclidean space at the centroid
of all points:
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B=H.A.H with H=Id-(1/Nr)1.(t1) (1 : unit column vec-

tor of Nr length). B is symmetrical, positive semi-definite,
by spectral decomposition, we get B=V.Q.tV with V:
matrix of eigenvectors and Q: diagonal of associated
eigenvalues. By definition B=X.tX, therefore by iden-

tification, centered coordinates of realizations can be
deduced such as X=V.Q1/2.
MDS will be validated if a sufficient correlation exist be-

tween distances in euclidean space and distances from
D and/or if variance proportion explained by sub-space
of dimension p is close to 1 (equation 2 [7]). An ex-
ample of similarity distances in 2D Euclidean space is

illustrated in figure 8.

τ(p) =

∑p
λj∑(Nr−1)
λi

λ: eigenvalues of B

Definition of variance proportion τ

(2)

For this study, a sub-space of 50 dimensions is used

since it gives a correlation of 0.999 and 99.6% of vari-
ance are explained in this sub-space.
Then, Kernel K-means method is applied to separate
realizations into different clusters of ”similar” realiza-

tions. K-means is an usual method for data clustering
in a linear space. K-means algorithm subdivides the ex-
haustive set of realizations into C clusters to minimize

distances between realizations and centroid of its corre-
sponding cluster. The objective function is to minimize
distances between points inside clusters: from an ini-
tial partitioning, realizations are iteratively associated

with clusters of the closest centroid. Centroid is then
re-calculated until clusters or centroid values are stabi-
lized.

Because of the non-linearity between realizations in this
euclidean space, points in euclidean space are projected

into a feature space with a more linear relationship be-
tween points using a multidimensional function. How-
ever, projection into a feature space does not need to
be explicit and only kernel function (dot product of

the multidimensional function) will be used to calcu-
late linear distances between centroids and realizations
[19] (equation 3).

||Φ(x)− Φ(z)||2

= 〈Φ(x), Φ(x)〉+ 〈Φ(z), Φ(z)〉 − 2 ∗ 〈Φ(x), Φ(z)〉
= K(x, x) +K(z, z)− 2 ∗K(x, z)

Transformation of dot product into kernel function K

only applicable for euclidean distances

Linear distances in feature space between

realizations and centroids

(3)

The Gaussian kernel function:

Ki,Gk=exp(-||xi-xGk||2/2*σ2) is used for this study.
Squared sigma is calculated based on distances vari-
ances which gives sufficiently high values avoiding to

get identity matrix and sufficiently low values avoiding
constant value for kernel matrix.
When minimization of realization-centroid distances is
achieved, the closest realization to centroid is selected

for each cluster. Results from each selected realizations
are weighted by the number of realization in its related
cluster to find statistics properties of the subset of re-

alizations.

If kernel procedures allow to apply K-means algo-
rithm to no-linear problem, one drawback of this method

remains. The initialization of C clusters is often realized
randomly but results from K-means algorithm can be
influenced by this initialization if local minima exist.

To obtain a more robust partitioning, one can use clus-
tering from spectral procedures as an efficient initializa-
tion [8]. Spectral clustering algorithm, described in [14],
[21], [13], is based on maximization of similarity intra-

clusters and minimization of similarity inter-clusters
through the objective of minimization of normalized
cuts. Similarities between data points are measured via

Gaussian kernel function 2:
Kij=exp(-||xi-xj ||2/(2*σ2)). If Kij is large, realizations
i and j are likely to belong to the same cluster. A dis-

crete solution of clustering will be obtained by:

– Calculating the first C eigenvectors of
L=D−1/2.K.D−1/2 (Laplacian, normalized matrix)
with D diagonal matrix with i,i element equals to

the sum of elements from Ki,. line.

2 In this case distance are measured between realizations
and not between realizations and centroids
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Table 2 Nomenclature for referring to subsets according to
selection method, proxy-response and number of selected re-
alizations. Results from exhaustive set are designated by Ex2-
200 for 2-phases flow simulation, by Ex1-200 for single phase
flow simulation.

Selection method
Proxy-
response

Number
of selected
realiza-
tions

Term

Hierarchical 2-phases 51 H2-51
1 phase 51 H1-51

Spectral 2-phases 30 S2-30
initialization, 1 phase 30 S1-30
Kernel K-means 2-phases 51 S2-51
clustering 1 phase 51 S1-51

Random NA 51 R-51
NA 30 R-30

– Building Y matrix from the matrix of C eigenvectors
such as Yij=Vij/ (

∑
jVij

2)1/2

– Considering each line of Y as a point, each point is

clustered according to K-means algorithm. If line i
belongs to cluster j therefore realization xi will be
allocated to cluster j.

Here, spectral clustering initialization is used.

These methods were applied on results of 2-phases
flow and single phase flow at 6 months of injection to

select a first subset of 30 realizations. For consistency
in comparison of selection methods, a second subset of
the same number of realizations as ”hierarchical” meth-
ods (i.e. 51 realizations) was selected by distance-based

methods.

4 Application of selection methods

Figure 9 summarizes the procedure to compare the per-
formance of selection methods. Table 2 describes the
terms used for designating the different subsets. Re-
sults from different types of flow simulations for proxy

response and types of selection methods are compared.
Two-phases flow for one year of injection on the exhaus-
tive set is the base case. Statistic properties of subset

of selected realizations from each type of flow simula-
tion and each type of selection method are compared to
statistic properties from the base case. Statistics prop-
erties from random selections of realizations will also be

calculated to assess the efficiency of selection methods.
From random clusterings, as for distance-based meth-
ods, the closest realizations to centroids are selected

and statistics results are weighted proportionately to
the number of realization in each cluster.

Table 3 Number of realization selected in maximum, mini-
mum and mean classifications for hierarchical method.

Type of
proxy-
response

Maximum
class

Minimum
class

Duplicates
between
Min & Max

Mean
class

Two-
Phases

25 16 5 15

Single
Phase

32 17 4 6

4.1 Comparison of hierarchical methods

Hierarchical selection method described in paragraph
3.4 was applied on two-phases and single phase flow re-

sults after 6 months. The table 3 summarizes the num-
ber of realizations selected from each classification and
for both proxy-responses.
Figure 10 show pressure profiles of statistics proper-

ties after one year of injection from 2-phases flow on
the exhaustive set of realizations, on the subset of real-
izations selected by hierarchical methods and randomly

selected.

Minimum and maximum profiles from selected re-

alizations by hierarchical methods (based on 2-phases
flow and on single phase flow) are superimposed to
minimum and maximum profiles from the 200 realiza-

tions. Profiles from hierarchical selection based on sin-
gle phase flow seem as valid as those from selections
based on 2-phases flow. On contrary, minimum and
maximum results from 51 randomly selected realiza-

tions are distinctly deviated from 200 realizations pro-
files. Profiles for quantiles (95%, 5%) seem slightly less
precised from hierarchical method than for mininimum

and maximum profiles. Therefore, improvement com-
pared to random selections is less obvious even if quan-
tiles from random selection appear to some extent more
deviated.

Standard-deviation profiles from hierarchical selec-
tions are over-estimated compared to standard-deviation

of 200 realizations. It is not suprising since this selec-
tion put emphasis on ”extrema” results. Even with this
overestimation, error from randomly selected realiza-

tions is larger than errors from hierarchical selection in
the near field area.

Global errors on reservoir models, i.e. root mean
square errors on the entire domain, were calculated be-
tween statistic properties of selected realizations or of

single phase flow results on 200 realizations (Ex1-200)
and two-phases flow results on 200 realizations (Ex2-
200) (figure 11).

Global errors for minimum and maximum results from
hierarchical selections are negligible. On the other hand,
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Fig. 9 Procedure of comparison between different methods of selections and full flow simulation results of the exhaustive set
of realizations
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Fig. 11 Root Mean Square Error on the entire reservoir between 2-phases flow results from exhaustive set and from 51 real-
izations selected by hierarchical method or randomly selected, expressed as a function of time (cf. table 2 for the nomenclature
of the legend).
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Fig. 10 Pressure perturbations profiles after an injection pe-
riod of one year (Minimum and Maximum, Quantiles 95% and
5%, Standard Deviation) of subsets from hierarchical meth-
ods of selection based on 2-phase flow results after 6 months
of injection (H2-51) or based on single phase flow results af-
ter 6 months of injection (H1-51), of random selection (R-51)
and of exhaustive set results (Ex2-200) (cf. table 2 for the
nomenclature of the legend).

for the same statistic properties, global errors of single
phase flow (Ex1-200) and of randomly selected realiza-
tions are significantly more important (R-51). Thus, hi-
erarchical methods of selection are sufficiently efficient

to return the spread in pressure results due to uncer-
tainties in spatial variation. The selectioons from both
proxy-responses (single phase flow, H1-51, or 2-phases

flow, H2-51) present similar accuracy for minimum and
maximum results.

As for pressure profiles, improvement of hierarchical
selection for quantiles 95%, 5% compared to random se-
lection is minor but 2-phases flow results on subset of

realizations (H2-51 and H1-51) keep giving lower error
than single phase flow on exhaustive set of realizations
(Ex1-200). The same type of results is obtained for er-

rors on mean pressure perturbations 3, errors are negli-
gible for selected realizations but considerably larger
for single phase flow results. For the median, errors
from both hierarchical selections are similar and clearly

less important than errors from random selection and
single-phase flow on 200 realizations.

On the contrary, single phase flows on the exhaus-
tive set give the smallest errors in standard deviation.
Even if pressure results are locally overestimated, global

deviation of results are preserved through single phase
flow. Standard deviation errors from selected realiza-
tions are higher but remain globally low and once again,

errors from hierarchical methods are inferior to error
from randomly selected subset.

Therefore, hierarchical methods of selection are more
accurate to assess the spread in pressure perturbations

(minimum and maximum results) than random selec-
tion or single phase flow results on the exhaustive set.
They also keep a reasonable estimation of others statis-

tics properties. Moreover, 2-phases flow results of the
selection based on single-phase flow results at 6 months
seems sufficient to obtain relevant pressure results at
one year.

4.2 Comparison of distance-based methods

Figure 12 illustrates statistic properties profiles of 51
selected realizations from distance-based methods com-

pared to 200 realizations. Results are also compared to
random clustering, i.e. 51 random clusters.
If minimum, maximum pressure profiles of subset of
realizations are deviated from min/max pressure pro-

files of exhaustive set of realizations, results improves
for quantiles 95%, 5%. For standard-deviation, results

3 The scale for the mean, median and standard deviation
results is different to minimum, maximum and other quan-
tiles.
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Fig. 13 Root Mean Square Error on the entire reservoir between 2-phases flow results from exhaustive sets and from 51 and
30 realizations selected by distance-based methods or randomly selected, expressed as a function of time (cf. table 2 for the
nomenclature of the legend).

from selected realizations seem relatively closed to pro-
file of 200 realizations.
For all statistic properties profiles, no significant differ-
ences are observed between selections based on single

phase flow or 2-phases flow proxy-responses.
On global error in statistic properties (figure 13), distance-
based selections give the lowest error for all statistic

properties compared to random selection. Errors from
distance-based method are particularly low for mean,
standard-deviation and quantiles 5% and 95%.

From distance-based selections, 30 realizations are
also selected to evaluate the accuracy in this method
with fewer realizations and are compared to random

selection of 30 realizations.

Pressure profiles of these subsets of realizations from

distance-based methods (figure 14) show differences from
maximum/minimum pressure profiles of 200 realizations
but improvements are achieved for quantiles 95%, 5%.

Profiles of quantiles 95%, 5% from the exhaustive set
and subset from distance-based methods are nearly su-

perimposed while profiles from randomly selected real-

izations show more significant discrepancies.

On standard deviation profiles, random set of real-
izations are clearly more deviated than selections from
distance-based methods.

For global error on the domain (figure 13), the ef-
ficiency is observed for distance-based method for each

statistic properties. All distance-based selections are
more accurate than random selections with the same
number of realizations for quantiles 95%, 50%, 5% and
standard deviation. The distance-based selection of 30

realizations is even more accurate than the random se-
lection of 51 realizations for quantiles 95%, 5% and
standard deviation.

Differences between selections results based on single-
phase flow or 2-phases flow as proxy responses are rel-
atively minor.

From results of both different subsets of realizations

(51 or 30), distance-based selections give satisfactory
results in pressure predictions on the entire reservoir
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and 5%, Standard Deviation) of subsets from distance-based
methods, (30 realizations selected from 2-phase flow results
after 6 months of injection: S2-30 or from single phase flow
results after 6 months of injection: S1-30), random selection
(R-30) and of exhaustive set results (Ex2-200).
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for quantiles (95%, 5%), mean and standard deviation.
Efficiency of this method is shown through their better
results compared to random selections.

The use of proxy-response from single phase flow

represents a more efficient approximation since results
from both proxy-responses (single phase or two-phases
flow) are close to each other and computational time

from single phase flow is clearly lower.

4.3 Comparison of selections

As seen before, differences in results from single phase
flow or 2 phases flow as proxy-response are negligible.
Therefore, only hierarchical and distance-based selec-
tions based on single phase flow results are compared.

Global error
Comparing root mean square errors from the different

methods of selections (figure 15), only selection based
on hierarchical method enables to get a good approx-
imation of minimum and maximum behavior of the

exhaustive set. In contrast, with the same number of
realizations as for hierarchical method, distance-based
method improves the approximation for quantiles, mean
and standard deviation. For quantiles 5%, 25%, 75%

and 95%, for standard deviation and mean behaviors,
even with a lower number of realizations, distance-based
methods are more efficient than hierarchical methods.

A reduction of the number of selected realizations
from distance-based method does not always imply a
loss of accuracy in results. In the case of predictions for

scalar values [20] showed a non linearity between loss
of precision and reduction of realizations. Indeed, the
selection of the closest realization to centroid is not al-
ways the most representative of cluster, in particular in

case of low correlation between similarity distances and
differences in comprehensive multiphase flow results. In
our case, results from 51 realizations from distance-

based methods improve accuracy in results compared
to 30 realizations. However, for quantiles 5%, 25%, 75%
and 95%, errors from 30 and 51 realizations are close

and therefore, only 30 realizations from distance-based
method would be sufficient to get accurate results for
these behaviors.

For a same number of realizations, random selec-

tions are always less accurate than subset from selec-
tion procedures. As for [22], selected realizations based
on Kernel K-means procedures better reproduce uncer-

tainty estimations compared to random selections, even
though in our study, this evaluation needs to character-
ize spatial uncertainties in prediction.

Moreover, selections from hierarchical or distance-

based methods were based on proxy-response at 6 months

of injection and selections were able to reproduce statis-

tic properties after 1 year of injection. So, predictive
quality of selection from 6 months to one year is suffi-
cient to be used for uncertainty assessment at one year.

Results from 200 realizations by single-phase flow

are not able to approach the global distribution of pres-
sure from 2-phases flow. If it is not possible to assess
directly the pressure behavior by single phase flow, in
contrast, single phase flow could result in an efficient se-

lection for 2-phases flow, reducing computational time
and achieving the assessment of uncertainties.

Comparison on local measurements
Previous evaluations were applied on global prediction
on the entire domain, i.e. the ability to represent spatial

distribution of pressure response due to uncertainties in
spatial variability of permeability. However local mea-
surements such as distances of propagation of specific
pressure perturbations may also be desirable.

Comparing results distributions for propagation of
specific pressure pertubations (5.104 and 1.106 Pa, fig-
ure 16), 51 realizations selected by distance-based method
give a better approximation of these local distribution

than the same number of realizations from hierarchi-
cal methods or random selections. As for global results,
distance-based method give a better approach of mean

behavior and dispersion from this mean on the entire
reservoir, even if selection of 30 realizations reduces the
quality and liability on this type of results. Indeed, dif-
ferences in distribution of local measurements between

the exhaustive set of realizations and 30 realizations
from distance-based method can be more important
than differences with random selections.

If hierarchical method is less efficient to reproduce

distributions, this method always gives the best approx-
imation for minimum and maximum even for local mea-
surements.

The better approximation of minimum, maximum

from hierarchical method versus better distribution for
distance-based selections even for local measurements
are expected from their methods of selection. Since the

error criterion for hierarchical method is based on a
threshold of error on the entire reservoir for minimum
and maximum, these results for local measurements re-
main closed to what is expected from the exhaustive set.

On the other hand, the objective of distance-based is to
represent the global dispersion based on the global re-
sults on the entire reservoir. Dispersion of results for lo-

cal measurements from distance-based method are still
more precise to represent distributions.

Nevertheless, if assessment are needed only for lo-
cal measurements, selection methods could referred to

these local measurements rather than global measure-
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Fig. 15 Root Mean Square Error on the entire reservoir between 2-phases flow results from exhaustive sets and selected
realizations, expressed as a function of time (cf. table 2 for the nomenclature of the legend).

ments to improve its efficiency. Efficiency of selection

methods can be strongly dependent on the type of selec-
tion criterion such as the choice of the type of distance.
As proposed by [21], when another type of results or

application have to be studied, a new type of distance
should be investigated for accuracy of the method.

For example, even if a good correlation can be calcu-
lated between distances in gas saturation distribution

and distances of pressure perturbations from proxy-
response on the entire domain (about 0.8), this type

of distance fails to approximate the spread in uncer-

tainty for gas migration. The domain of extension of
pressure perturbation is too large compared to the area
of gas saturation distribution. Consequently, this selec-

tion criterion at large scale is not able to capture the
important dissimilarities in the area of interest for gas
migration. For this type of response, another distance
and/or on a more restricted domain should rather be

used to characterize uncertainties in gas migration (e.g
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Fig. 16 Comparison of distributions of local measurements (propagation of specific pressure perturbations) from different
methods of selection based on single phase flow results and distribution from 2-phase flow simulation on the exhaustive set
after one year of injection (cf. table 2 for the nomenclature of the legend).

for gas migration, [11] only studied static connectivity
in the vicinity of the well).

5 Conclusion

Selections methods of stochastic realizations have been

applied to reduce the computational time when screen-
ing uncertainty space in terms of spatial variability of
permeability. The aim of this study was to select real-

izations which model pressure response uncertainties on
the entire domain and using only a few representative
realizations for comprehensive flow simulations.

Overall, hierarchical methods are more accurate to
approach minimum and maximum responses of the ex-
haustive set, i.e. to assess completely the uncertainties
interval. If distance-based methods failed to approxi-

mate minimum and maximum behavior, in contrast,
they are able to reproduce mean and dispersion around
this mean (quantiles up to 95% and 5%).

On the exhaustive set, statistics properties from sin-
gle phase flow simulations poorly reproduce pressure

perturbations statistics from multiphase flow simula-
tions. However, the multiphase flow statistics results
from a subset of realizations are similar by consider-

ing either the selection from single-phase flow or from
multiphase flow simulation. Moreover, the use of single-
phase flow as a proxy response divides by four to six the

total computational time (which is a function of the
number of selected realizations in this study). There-
fore, using single phase flow simulation as a proxy-

response to select a subset of realizations for multiphase
flow would be the most efficient method to evaluate the
uncertainties related to geological parameters.

The selections were based on results after a six months
long injection period but validity of selection results

were checked after one year of injection. The selections
can be predictive and the period of simulation on the
exhaustive set consequently reduced.

To assess the spatially-variable pressure response
uncertainties, themselves related to the uncertainties on

geological parameters, the following procedure is recom-
mended:
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1. Single-phase flow simulations on a large set of stochas-
tic realizations

2. Selection of few representative realizations depend-
ing on required time and type of studied response

3. Multiphases flow simulations on selected realizations,
potentially for a longer period than these previous
simulations.
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Synthèse de la partie II

A partir d’une étude de changement d’échelle empirique (comparaison des résultats du mo-
dèle initial et des modèles après changement d’échelle), des modèles 2D à maillage irrégulier
ont été construits pour caractériser efficacement les processus d’écoulements et de transport
liés à l’injection de CO2 à l’échelle régionale ainsi que les effets de la variabilité spatiale de
perméabilité sur ces processus.

Le calcul des perméabilités équivalentes par moyenne géométrique s’est avéré suffisant pour
approcher les résultats du modèle initial sans nécessiter l’utilisation de méthode numérique
plus précise (simulation d’écoulement sur les les modèles géostatistiques) ou la prise en compte
de l’anisotropie induite par le changement d’échelle.

Il est à noter que les écarts entre modèles après changement d’échelle par moyenne géo-
métrique pour tous les maillages étudiés ou les écarts entre méthodes de changement d’échelle
(exceptés les cas homogènes ou semi-homogènes) sont inférieurs aux écarts entre modèles
de différentes longueurs de corrélations de variabilité spatiale. Par conséquent, l’incertitude
sur le choix de modélisation du changement d’échelle et le choix du maillage aurait des consé-
quences relativement négligeables pour nos modèles comparées à celles des incertitudes sur les
paramètres géologiques, sachant que la longueur de corrélation n’est pas le paramètre ayant
l’influence la plus significative par rapport aux autres paramètres qui ont été étudiés.

En revanche, les écarts entre résultats des modèles de champs de perméabilité peuvent
être nettement plus importants que les écarts entre scénarios de longueur de corrélation. Les
écarts entre les modélisations par couches ou homogène par rapport à la représentation de
la variabilité spatiale (latérale et verticale) sont de l’ordre de l’incertitude liée aux paramètres
géologiques les plus influents et peuvent dans certains cas leur être supérieurs (par exemple, les
écarts de distance de propagation sont maximaux pour une perturbation de 0.05MPa avec les
modèles par couches). La variabilité spatiale de la perméabilité a une influence prépondérante
à la fois sur le comportement du CO2 mais également sur la perturbation de pression (au moins
à court terme). Cette réponse en pression varie latéralement en fonction de la distribution des
zones de faible ou forte perméabilité. Elle ne peut être approchée par des modèles homogènes
latéralement et les écarts entre les comportements moyens de pression du modèle de variabilité
spatiale continue et du modèle semi-homogène, pour les perturbations de pression atteignant
la zone homogénéisée, sont également plus importants que ceux entre réalisations de diffé-
rentes longueurs de corrélation. La semi-homogénéisation n’a pas d’influence significative sur
la migration et la dissolution du CO2 ni sur les perturbations de pression sur la majeure partie
de la zone hétérogène conservée. Mais l’utilisation de ce type de modèle peut être critique à
grande échelle si les perturbations de pressions à caractériser se développent dans cette zone
homogène.

Par ailleurs, les études de sensibilité réalisées sur des modèles homogènes tendent à sur-
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estimer l’influence des autres paramètres par rapport à l’influence de la perméabilité. Si l’aug-
mentation ou la diminution d’un paramètre produit qualitativement un effet similaire sur les
modèles homogènes et hétérogènes, en revanche, la dispersion des résultats de modèles à
variabilité spatiale est peu modifiée alors que celle des modèles homogènes (i.e. différentes
valeurs de perméabilité uniforme) peut être significativement réduite ou augmentée.

La méthode de modélisation de la variabilité spatiale de perméabilité est donc critique pour
caractériser la perturbation de pression et la migration du CO2. Par contre, la résolution fine
de la variabilité spatiale n’est pas nécessaire puisque les modèles par classes (i.e. ici, discréti-
sation des valeurs de perméabilité) permettent d’obtenir des résultats équivalents à ceux des
modèles à variabilité spatiale continue. Cela nous permet de conclure que la caractérisation de
la variabilité spatiale de la perméabilité nécessaire pour l’étude de faisabilité du stockage de
CO2 requière en premier lieu de décrire les principaux contrastes de perméabilité, ici de l’ordre
d’un facteur 10. Les variations de perméabilité inférieures à cet ordre de grandeur ne seraient
nécessaires que pour évaluer plus précisément les taux de dissolution, donc uniquement dans
la zone proche du point d’injection.

Seule la variabilité spatiale de la perméabilité serait essentielle pour les études prédictives
puisque la variabilité spatiale associée de la porosité et de la compressibilité des pores influe
peu sur les résultats en pression ou sur le comportement du CO2. Toutefois, dans tous les cas
étudiés, la variabilité spatiale de la perméabilité était associée à une variabilité spatiale de la
pression capillaire (via le rapport donné par la fonction J-Leverett). Nous n’avons pas essayé
de distinguer l’influence relative de la variabilité spatiale de la pression capillaire par rapport
à celle de la perméabilité, ici leur influence associée a été directement étudiée. Selon Zhou
et al. [1], la variabilité spatiale de la pression capillaire aurait la plus grande influence sur la
migration du panache de CO2.

Les incertitudes sur la compressibilité des pores (valeur uniforme) ont également des consé-
quences considérables sur les résultats des modèles, parfois similaires ou supérieures à celles
induites par la variabilité spatiale de la perméabilité du réservoir. Pour des intervalles d’incerti-
tudes de compressibilité et de perméabilité équivalents (uniformes), l’influence de la compres-
sibilité des pores sur les perturbations de pression domine celle de la perméabilité. L’influence
majeure de la compressibilité des pores est plus marquée encore si l’on se réfère aux propriétés
de la couverture, même si les études de sensibilité précédentes ont généralement mis l’accent
sur les incertitudes de valeur de la perméabilité de la couverture (alors que celle de la com-
pressibilité des pores est tout aussi mal connue).

Bien que dans le cas de la variabilité spatiale de la compressibilité des pores, les intervalles
de valeurs soient plus larges que ceux considérés pour les valeurs uniformes (elles corres-
pondent aux classes -2 et 2 du modèle par classes, cf. chapitre 4), cette variabilité spatiale
a une faible influence alors que sa valeur, représentée uniformément, influence significative-
ment la perturbation de pression. Cela peut s’expliquer d’une part parce que la variabilité de la
compressibilité des pores est en partie compensée par la variabilité de la porosité (alors qu’elle
n’est pas modifiée dans le cas de compressibilité des pores uniforme), d’autre part parce que les
classes -2 et 2 sont peu représentées dans les modèles. Ainsi, ces deux études ne se contredisent
pas, mais soulignent l’importance de caractériser précisément un équivalent uniforme pour la
compressibilité des pores et la porosité sur l’ensemble du réservoir. Enfin, la compressibilité des
pores du réservoir, la compressibilité et la perméabilité de la couverture n’ont pas une influence
significative sur le comportement du CO2. Ces paramètres ne sont donc pas primordiaux pour
les études focalisant sur la migration du panache et la dissolution du CO2 ou sur le transport
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réactif. Toutefois, si la pression intervient significativement dans les processus modélisés alors
ces paramètres peuvent avoir une influence indirecte sur les résultats, puisqu’ils contraignent
l’augmentation de pression.

Les effets de l’incertitude sur les perméabilités relatives se limitent à la zone d’injection. Ce
paramètre influence principalement la migration du panache et la dissolution du CO2, et dans
certains cas hétérogènes, la pression au puits. Puisque ce paramètre n’induit pas de variations
significatives des propagations de pression, la caractérisation de la perméabilité relative peut
être restreinte à la zone d’injection. L’influence de la variabilité spatiale de ce paramètre n’a
pas été étudiée ici. Toutefois, même si cette variabilité spatiale influence les résultats, poten-
tiellement en renforçant les contrastes de connectivités pour le CO2, on peut supposer que la
modélisation de la variabilité de la perméabilité relative ne serait pas non plus nécessaire à
l’échelle régionale.

La longueur de corrélation n’influe que sur la dispersion des résultats, à la fois sur la pertur-
bation de pression et sur la migration du panache. L’incertitude sur la variance de la variabilité
spatiale n’a pas été étudiée mais si l’on s’appuie sur les études effectuées par De Lucia et al.
[2], l’influence de la variance serait fonction de la valeur de la portée (influence significative
sur les flux pour des portées suffisamment grandes).

Les interactions étudiées ici se sont limitées à celles par rapport à la perméabilité et à sa va-
riabilité spatiale. D’autres interactions peuvent être envisagées notamment la compétition entre
l’influence de la compressibilité des pores du réservoir et celle des propriétés de la couverture
pour l’atténuation de la perturbation de pression. De plus, les atténuations ou exacerbations
liées à la structure des modèles, la configuration du ou des puits et la mise en place éventuelle
de puits producteurs n’ont pas été prises en compte.

L’influence de la variabilité spatiale de la perméabilité est significative mais sa prise en
compte requiert des simulations numériques sur de multiples réalisations du champ de per-
méabilité, coûteuses en temps de calcul, en particulier si l’on souhaite passer à des modèles 3D
à l’échelle régionale.

Les méthodes de sélection testées s’avèrent efficaces pour l’étude de la variabilité spatiale
des résultats en pression, réduisant le nombre de réalisations pour la simulation du stockage
de CO2 et permettant de retrouver les propriétés statistiques de l’ensemble des réalisations. Ces
méthodes apportent une amélioration par rapport à une stratégie de simple échantillonnage
aléatoire de réalisations. La méthode "distance-based" est la plus performante pour retrouver
les quantiles de l’ensemble. Néanmoins, dans le cadre d’une étude de risque, la méthode hié-
rarchique approche mieux les comportements maximaux.

Cependant, le critère de sélection doit être spécifique à la réponse étudiée. Pour la réponse
en pression variant spatialement, nous avons pu nous appuyer sur les résultats de simulation
monophasique pour réaliser la sélection, ce qui permet de réduire drastiquement les temps de
calcul des simulations sur l’ensemble des réalisations 2. Si la sélection suivant ce critère a été
concluante pour la réponse en pression des écoulements diphasiques, en revanche, ce n’est pas
le cas pour la migration du panache.

La sélection de réalisations avait été envisagée directement à partir des champs de per-
méabilité mais n’a pas abouti à des résultats concluants. Les simulations aléatoires du champ
de perméabilité (modèle continu) balayeraient tout l’espace des incertitudes, ne permettant

2. L’écoulement monophasique ne sert qu’à la sélection. La simulation d’écoulement diphasique est ensuite
effectuée sur les réalisations sélectionnées car la réponse en pression du modèle monophasique reste approximative.
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pas de distinguer des groupes de réalisations adéquats. Les différences entre réalisations ne
sont pas nécessairement représentatives des différentes zones de connectivités dynamiques
qui influencent majoritairement l’écoulement. De plus, la zone d’étude pour cette sélection
correspondait à toute l’étendue du modèle alors que tout le domaine n’est pas perturbé. Poten-
tiellement, la sélection de réalisations pourrait être envisagée sur le modèle par classes, éven-
tuellement sur une zone plus restreinte du domaine, car ce modèle accentue les différences de
connectivités critiques pour les réponses en pression et la migration du panache.

D’autre part, une sélection basée uniquement sur les variations latérales de la perméabilité
pourrait être envisagée, puisque puisque la variabilité spatiale de la réponse en pression est
essentiellement latérale par rapport au puits. Ainsi, Chadwick et al. [3] montraient les varia-
tions de réponse en pression en fonction de la distance par rapport au puits d’une zone de plus
ou moins faible perméabilité. Toutefois, si cette méthode nécessite de moyenner les valeurs de
perméabilité verticalement, la représentativité de ces moyennes n’est pas assurée.

Enfin, les modèles 2D utilisés induisent des limites à cette étude. En effet, le puits est
supposé horizontal, l’écoulement est supposé linéaire limitant l’étude à du court-terme, ici un
an. Cela permet de caractériser le comportement du système en début d’injection mais les
résultats peuvent potentiellement être différents à plus long terme, avec des comportements
éventuellement plus homogènes. De plus, pour ces modèles 2D, un seul puits a été modélisé,
ce qui ne permet pas la caractérisation d’interférences.

Pour étudier la réponse du système à plus long-terme et les possibles interférences entre
puits, des modèles 3D sont utilisés à la partie suivante.
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Troisième partie

Etude de la réponse du système
appliquée à des modèles 3D régionaux

du bassin de Paris
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Chapitre 7

Modèle 3D régional pour la simulation
d’injections de CO2

Les simulations d’injection de CO2 sont maintenant effectuées sur des modèles 3D ré-
gionaux du bassin de Paris. Le modèle 3D construit représente de manière plus réaliste les
conditions de stockage dans le bassin parisien que les modèles 2D conceptuels précédents. Sa
construction s’appuie sur les données d’un modèle hydrogéologique qui nous renseigne sur
la structure du bassin et donc sur les variations de profondeur et d’épaisseur de la formation
d’injection (Bathonien), de sa couverture (Callovo-Oxfordien) et de la formation sus-jacente
(Bajocien) à celle d’injection. Le modèle hydrogéologique apporte également des informations,
à l’échelle régionale, sur les propriétés de porosité et de perméabilité des formations.

Par rapport au modèle hydrogéologique d’origine, la construction du modèle pour simuler
l’injection de CO2 requiert des adaptations. La taille du modèle est limitée pour des conditions
favorables au stockage de CO2 (i.e. délimitation en fonction de la profondeur de la formation
d’injection), le maillage est raffiné dans les zones d’injection hypothétiques ce qui aboutit à un
maillage irrégulier : fin dans les zones d’injection et beaucoup plus large en bordure du modèle.

La description de la variabilité de la perméabilité à l’échelle régionale (portée de plusieurs
dizaines de kilomètres), sans variabilité verticale au sein d’une même formation, n’est poten-
tiellement pas adéquate dans le cadre de l’injection de CO2, sachant que les informations re-
levées sur le Dogger présentent une variabilité spatiale, verticale et latérale, à l’échelle locale
(échelle kilométrique à décamétrique). Puisqu’aux chapitres précédents, il a été observé que
la migration du panache et la propagation des perturbations de pression étaient fortement in-
fluencées par la variabilité spatiale de la perméabilité, les variations à l’échelle locale sur le
modèle 3D pourraient avoir des conséquences non-négligeables sur les prévisions des zones du
bassin perturbées par l’injection ainsi que sur les prévisions d’interférences entre sites.

Afin d’étudier l’influence de cette variabilité spatiale à l’échelle locale sur les modèles 3D
régionaux, une centaine de réalisations sont simulées. Les valeurs de perméabilités obtenues
sont contraintes par les données de variabilité régionale, telles que les données du modèle
d’origine représentent un quantile élevé de la distribution log-normale de perméabilité simu-
lée. Du fait du maillage irrégulier, après génération du champ de perméabilité par simulation
géostatistique sur un maillage régulier, un changement d’échelle est appliqué pour obtenir le
maillage souhaité.

A partir du modèle de variabilité régionale de perméabilité, différents scénarios d’injection
sont d’abord envisagés pour évaluer les possibles interférences entre deux sites injectant dans
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la même formation sédimentaire (chapitre 8). Différentes périodes d’injection pour les sites de
stockage sont proposées (co-injection, injections alternées, injection individuelle).

L’influence de la variabilité régionale de la perméabilité et de la compressibilité des pores
sur la propagation des perturbations de pression et sur la migration du panache est étudiée
dans le cas de la co-injection de deux sites pendant une période d’injection de 25 ans. Les
interférences entre puits d’un même site et l’influence de la configuration des puits d’injection
sont également considérées.

L’étude d’injection de CO2 est ensuite (chapitre 9) effectuée sur les réalisations de modèle
de variabilité spatiale de perméabilité de résolution plus fine, l’objectif étant d’évaluer si la va-
riabilité à l’échelle locale influence les résultats à l’échelle régionale (propagation de pression)
pour des périodes d’injection de plusieurs dizaines d’années.

La simulation diphasique sur les 100 réalisations du modèle 3D requérant des temps de
calculs trop importants, la sélection de réalisations proposée au chapitre précédent est appli-
quée. L’approche monophasique est utilisée pour simuler l’injection sur les 100 réalisations. A
partir des résultats obtenus en monophasique, 8 réalisations sont sélectionnées par la méthode
"distance-based" pour la simulation diphasique.

7.1 Modélisation des formations du Callovo-Oxfordien, du Batho-
nien et du Bajocien à partir du modèle "source" du bassin de
Paris

La construction du modèle 3D du bassin de Paris se fonde sur les données du modèle de
bassin de Goncalves [1] (cf. figure 2.3 illustrant la pile sédimentaire), modèle repris ensuite
par Jost et al. [2] et Contoux et al. [3] pour l’étude du comportement hydrogéologique de la
structure vis à vis du forçage climatique pendant le dernier million d’années, ou du forçage
anthropique pendant le dernier siècle. Les données géométriques, lithologiques et d’épaisseurs
de ce modèle proviennent de la base de données stratigraphiques de Guillocheau et al. [4] re-
groupant plus de 1100 diagraphies de puits. Une base de données hydrodynamiques (au total,
1000 données hydrodynamiques) a conjointement été utilisée pour valider la représentation
des charges hydrauliques et la perméabilité du modèle.

Contraint par les données stratigraphiques, le bassin de Paris a été reconstitué en simulant
la sédimentation, l’érosion, la compaction et l’écoulement des fluides au cours de son histoire
géologique. Les propriétés pétrophysiques sont déterminées selon une démarche prédictive à
partir de ce modèle de compaction pour la spatialisation de la porosité. La perméabilité est
déduite via des lois-types pétrophysiques, fonction du faciès lithologique et de la porosité (la
description du modèle hydrogéologique est détaillée en annexe H).

Les propriétés du modèle hydrogéologique (coordonnées X ,Y ,Z du toit et mur des for-
mations, épaisseur, porosité et transmissivité) sont exploitées dans le logiciel GOCAD pour le
Callovo-Oxfordien, le Bathonien et le Bajocien (figure 7.1).

Les données sur ces formations s’étendent au Nord jusqu’à l’Angleterre et au Sud jusqu’à la
bordure du Massif Central. Une zone d’interêt est définie pour restreindre la taille du modèle.
Puisque le CO2 doit être injecté dans l’aquifère à l’état supercritique, la limite supérieure d’in-
jection est fixée à la profondeur de 1000m. Ce critère permet de délimiter la zone d’injection
au centre du bassin. La zone d’interêt comprend donc cette zone potentielle d’injection qui est
élargie (figure 7.1) afin de tenir compte de la large extension des perturbations de pression.
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FIGURE 7.1 – Données du modèle source et définition de la zone d’interêt (exagération verticale
x30)

L’extension de la zone d’interêt est réduite à l’ouest puisque la zone centrale d’injection pour le
Bathonien (formation visée pour l’injection) est séparée de la bordure ouest par une zone de
faible perméabilité, connue sous le nom de sillon marneux, qui ralentira la propagation de la
pression.

Les champs de perméabilité du modèle 3D construit sont comparables à ceux de conducti-
vités hydrauliques de Gonçalvès et al. [6] (figures 7.2 et 7.3).

FIGURE 7.2 – Surface du Callovo-Oxfordien. A gauche, perméabilité (m2) du modèle construit
sous GOCAD, les contours noirs représentent la profondeur (m), les contours du polygone blanc
représentent la zone d’intérêt. A droite, conductivité hydraulique (m/s) de Goncalvès (2004).

Pour mieux représenter les phénomènes complexes dans la zone d’injection tout en limitant
le nombre de mailles, un maillage de type écossais est utilisé (figure 7.4). Deux localisations
hypothétiques d’injection ont été définies pour le modèle 3D telles que les conditions de pres-
sion et de perméabilité soient favorables au stockage (capacité et injectivité). Ces deux zones se
situent sur un même axe Nord-Sud (cf. zones raffinées de la figure 7.4) ayant une forte perméa-
bilité et une profondeur suffisante pour assurer le maintien de l’état supercritique. Les points
d’injection sont distants d’environ 62.5km. A celle distance, les études d’injection pour ces deux
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FIGURE 7.3 – Surface du Bathonien. A gauche, perméabilité (m2) du modèle construit sous go-
cad, les contours représentent la profondeur (m), les contours du polygone blanc représentent
la zone d’intérêt. A droite, conductivité hydraulique (m/s) de Goncalvès (2004).

sites auraient pu a priori être menées indépendamment. Néanmoins, comme le montre la fi-
gure 7.5d, ces deux sites se trouvent sur un axe Nord-Sud de fortes perméabilités connectées
ce qui pourrait conduire à des interférences de pression malgré la distance entre les deux sites.

FIGURE 7.4 – Vue de dessus et de profil du maillage du modèle 3D (exagération verticale x30)

La taille latérale des mailles varie d’environ 30km sur les bords du modèle jusqu’à 70m dans
les zones cibles pour l’injection (cf. tableau F.4, page 276). Les formations sont discrétisées
verticalement en trois couches pour le Callovo-Oxfordien (de 5 à 150m d’épaisseur), 12 pour
le Bathonien (de 5.85 à 26.7m) et trois dans le Bajocien (de 3.4 à 60m). L’extension latérale
maximale du modèle 3D construit est de 407km d’Est en Ouest et de 326km du Nord au Sud.
Au total, le modèle 3D comporte 727326 mailles dont 121221 pour le Bajocien et le Callovo-
Oxfordien et 484884 dans le Bathonien.

Chacune des formations a été subdivisée en plusieurs couches pour la simulation d’écoule-
ment, mais les propriétés des formations sont supposées homogènes verticalement, car pour le
modèle source, la variabilité verticale au sein d’une même formation n’a pas été représentée.
Dans un premier temps, le modèle 3D est donc défini comme un modèle à variabilité régio-
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TABLE 7.1 – Propriétés statistiques des champs de perméabilité [m2] du modèle 3D (zone
d’interêt) calculées sur un maillage régulier

Callovo-Oxfordien Bathonien Bajocien

Minimum 3.24 10−17 3.37 10−15 1.75 10−17

Quantile 25% 8.95 10−17 1.15 10−13 1.16 10−13

Médiane 1.54 10−16 3.01 10−13 2.71 10−13

Quantile 75% 2.24 10−16 2.93 10−12 3.66 10−13

Maximum 4.02 10−16 4.9 10−11 6.79 10−13

Moyenne 1.63 10−16 2.66 10−12 2.46 10−13

Ecart-type 8.37 10−17 4.75 10−12 1.61 10−13

Variance 7 10−33 2.25 10−23 2.58 10−26

TABLE 7.2 – Propriétés statistiques des champs de perméabilités [m2] dans les zones d’injection

Zone d’injection Nord Zone d’injection Sud

Minimum 1.06 10−11 7.96 10−12

Quantile 25% 1.09 10−11 1.23 10−11

Médiane 1.13 10−11 1.42 10−11

Quantile 75% 1.2 10−11 1.51 10−11

Maximum 1.29 10−11 2.5 10−11

Moyenne 1.15 10−11 1.43 10−11

Ecart-type 6.17 10−13 3.02 10−12

Variance 3.8 10−25 9.15 10−24

nale car les perméabilités ne varient pas localement mais à l’échelle régionale (i.e. à l’échelle
kilométrique, avec à une portée de perméabilité d’environ 60km, figure 7.5).

Les valeurs de perméabilité du Bathonien du modèle 3D sur l’ensemble de la zone d’in-
terêt sont comprises entre 4.9 10−11m2 et 2.08 10−15m2 (49D et 2.08mD). Les perméabilités
obtenues pour les trois formations sont décrites au tableau 7.1. Elles ont été calculées sur un
maillage régulier (2.5x2.5km) pour obtenir des valeurs statistiques cohérentes.

Dans les zones d’injection (surfaces de 97.38km2 et 94.5km2, respectivement), finement
discrétisées, les données conduisent à un champs de perméabilités du Bathonien relativement
uniforme. Les valeurs de perméabilité sont autour de 10 Darcy (10−11m2) d’après les données
et sur le modèle construit (tableau 7.2). Ces valeurs, appliquées à un large volume, i.e. sur
toute l’épaisseur et pour ces surfaces, paraissent peu raisonnables pour la discrétisation choisie,
pour l’injection de CO2 et par rapport aux hétérogénéités rencontrées dans le Bathonien (cf.
paragraphe suivant).
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(a) Porosité du Callovo-Oxfordien (b) Perméabilité du Callovo-Oxfordien

(c) Porosité du Bathonien (d) Perméabilité du Bathonien

(e) Porosité du Bajocien (f) Perméabilité du Bajocien

FIGURE 7.5 – Contours et surfaces des champs de perméabilité (échelle log, [m2]) et de porosité
du modèle régional 3D. Les deux rectangles bruns foncés représentent les zones d’injections.
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7.1.1 Critique du champ de perméabilité du modèle

Le modèle hydrogéologique de Goncalves [1] a été capable de reproduire les écoulements
passés et leurs implications diagénétiques à l’échelle des temps géologiques.

Néanmoins, pour reproduire les charges hydrauliques dans l’Albien à l’état actuel, Contoux
et al. [3] ont redéfini les paramètres hydrodynamiques dans l’Albien et le Néocomien pour
préciser les différences d’unités litho-stratigraphiques au sein de ces formations. Les transmis-
sivités (verticales et horizontales) des aquitards sus-et sous-jacents ont été diminuées ainsi que
les coefficients d’emmagasinement. De même, dans le cadre de l’injection de CO2 et pour des
phénomènes nécessitant une description plus fine, la résolution de la perméabilité du modèle
n’est potentiellement pas adéquate.

Globalement, les valeurs de porosité et de perméabilité du modèle sont surestimées par
rapport aux mesures : différence de 10% et plus pour la porosité dans le Bathonien, diffé-
rences de deux ordres de grandeurs pour la perméabilité dans le Bathonien par rapport aux
mesures (Makhloufi [9], Delmas et al. [8]) ou aux modèles de simulation d’injection de CO2,
représentant le Dogger (cf. paragraphe 2.3) et pour la perméabilité du Callovo-Oxfordien. Ces
surestimations peuvent s’expliquer :

– par un effet d’échelle (échelle du bassin vs. mesures locales)
– sachant que la perméabilité est déterminée en fonction de la porosité et du faciès, la

surestimation de la porosité peut favoriser celle de la perméabilité
– l’utilisation des valeurs d’essais de puits géothermiques (en moyenne 2.2 10−12m2 ; écart-

type : 1.4 10−12m2, [10]) pour contraindre le modèle peut conduire à une surestimation
de la perméabilité de la formation complète du Bathonien. En effet, les valeurs ont été
moyennées sur toute la hauteur du test et ne tiennent pas compte des hétérogénéités
verticales alors que sur un même puits, les valeurs peuvent varier de plus d’un ordre de
grandeur.

– les perméabilités utilisées pour contraindre le modèle sont restreintes spatialement et les
krigeages utilisés pour la validation des données et pour la répartition des faciès (qui
conditionne les valeurs de porosité et de perméabilité) induisent un lissage de valeurs.

– les processus de diagénèse tardive et de compaction post-enfouissement (e.g. les proces-
sus de pression-solution) n’ont pas pu être pris en compte lors du calcul de la porosité du
modèle alors qu’ils pourraient modifier significativement celle-ci.

Les surestimations restant inférieures à l’incertitude sur les données et sur leur répartition,
l’approximation a pu être utilisée pour la modélisation du bassin parisien de Goncalves [1]. En
revanche, l’approximation des perméabilités serait trop imprécise pour la résolution nécessaire
à notre étude. Les perméabilités seront donc modifiées pour mieux représenter la variabilité
spatiale selon la procédure décrite ci-après.

7.1.2 Révision des valeurs de perméabilités et critique de la géométrie du modèle

Dans une première approche, seule la variabilité régionale de la perméabilité est modélisée.
En revanche, les valeurs des perméabilités sont divisées par 100 dans le Bajocien et le Batho-
nien 1. Pour le Callovo-Oxfordien, les perméabilités horizontales sont diminuées d’un facteur

1. L’essai supplémentaire de simulation d’injection sur le modèle avec le champ de perméabilité du modèle
"source", sans modifications, a conduit à des résultats irréalistes où l’injection de millions de tonnes de CO2 n’induit
qu’une très faible perturbation de pression aux puits (quelques dizaine de milliers de Pa) et conduit également à des
temps de calculs longs car cela induit de faibles variations de pression dans de nombreuses mailles (propagation
étendue d’une faible perturbation)

165



CHAPITRE 7. MODÈLE 3D RÉGIONAL POUR LA SIMULATION D’INJECTIONS DE CO2

dix tandis que les perméabilités verticales sont divisées par 100 (dans le modèle d’origine, les
valeurs sont isotropes mais pour la plupart des mesures et modèles, une anisotropie est soit
relevée, soit modélisée, cf. annexe C.3).

Dans une seconde approche, la variabilité spatiale est représentée plus finement latéra-
lement et verticalement pour le Bathonien avec des longueurs de corrélations de l’ordre du
kilomètre et de la dizaine de mètres respectivement. Les valeurs de perméabilité régionale du
modèle source sont utilisées pour contraindre les simulations stochastiques. De multiples réali-
sations sont obtenues, représentant potentiellement des champs de perméabilités plus réalistes
du Bathonien.

Le modèle 3D ne représente pas de perméabilité différentielle spécifique aux zones faillées.
Si le modèle a été raffiné au niveau des puits pour mieux reproduire les effets liés aux

processus d’écoulements diphasiques, l’approximation (maillage de 70m) reste trop grossière
pour capturer précisément les phénomènes liés à la dissolution du CO2 (taux de dissolution,
cellules de convections, etc).

7.2 Calcul de capacité statique

A partir du modèle 3D de perméabilité régionale corrigée, des valeurs de capacité statique
sont calculées pour le stockage de CO2 dans le Bathonien.

Ce calcul fait intervenir l’épaisseur, la porosité, la perméabilité et la profondeur. Une valeur
de capacité est calculée par maille, pour éviter le biais qui serait associé à des valeurs différentes
de surfaces des mailles (représentation de la capacité par km2). Le calcul est effectué sur le
maillage régulier de 2.5x2.5km (soit 6.25km2 pour chaque maille).

La formule générale pour calculer la capacité statique d’un site contient un coefficient de ca-
pacité (E, équation 7.1 de Deng et al. [11]). Ce coefficient doit intégrer l’efficacité du balayage
du réservoir par le CO2, les effets gravitaires, etc. L’une des possibilités pour calculer ce coef-
ficient est d’utiliser les valeurs standards proposées par le DOE [12]. Néanmoins, ces valeurs
standards fournissent une évaluation imprécise puisqu’elles ne se réfèrent pas aux conditions
spécifiques de site particulier.

MCO2 = A ∗ h ∗ ρ(P, T ) ∗ φ ∗ E
MCO2 : masse de CO2 pouvant être stockée

A : surface disponible

ρ(P, T ) : masse volumique du CO2 fonction de la pression et de la température

h : épaisseur de la formation

φ : porosité

E : coefficient de capacité compris entre 0 et 1

(7.1)

La méthode de calcul du facteur de capacité proposée par Okwen et al. [13] permet de calculer
un facteur de capacité spécifique aux conditions de perméabilité, aux rapports de viscosités et
de masses volumiques des fluides et au taux d’injection. Elle prend donc en compte la compéti-
tion entre les forces de viscosités et les forces de gravité qui déterminent en partie le balayage
du volume disponible par le CO2.

Deux types de calculs sont effectués en fonction de la dominance de ces forces (équations
7.2 et 7.3). L’importance de la migration du CO2 due aux forces gravitaires par rapport à celles
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de la viscosité est quantifiée par le facteur Γ introduit par Nordbotten et al. [14] (équation
7.3). Si Γ est suffisamment faible (compris entre 0 et 0.5) alors les auteurs considèrent que les
forces gravitaires sont négligeables, le déplacement du panache est essentiellement dépendant
du rapport de mobilité entre les deux fluides. A l’inverse, si Γ est suffisamment grand (compris
entre 0.5 et 50, limite de validité) alors les forces gravitaires ne peuvent plus être négligées,
la migration du CO2 dépend à la fois du rapport de mobilité, du taux d’injection et de la
perméabilité intrinsèque du réservoir.

E = 1− Sr
λ

Sr : saturation résiduelle en eau

i.e. volume indisponible dû à l’immobilité de l’eau

λ : rapport de mobilité des fluides

λ = λCO2/λsaumure avec :

λi = kri/µi

kr, perméabilité relative, µ, viscosité

(7.2)

Facteur de capacité - Forces de viscosités dominantes

E = 2(1− Sr)
(0.0324λ− 0.0952)Γ + (0.1778λ+ 5.9682)Γ1/2 + 1.6962λ− 3.0472

Γ = 2π∆ρgKλsaumureB2

Qpuits
avec :

∆ρ : Différence de masse volumique entre les fluides

K : perméabilité intrinsèque

B : épaisseur du réservoir
(7.3)

Facteur de capacité - Compétition entre forces de gravité et viscosité

La capacité du Bathonien est d’abord calculée en négligeant les forces de gravité et ensuite
en prenant en compte les deux forces (figures 7.6). Le calcul de capacité pour chaque maille du
domaine tient compte des variations des propriétés localement. La capacité est supposée nulle
si le toit de la formation est à une profondeur inférieure à 850m, car le CO2 pourrait ne pas
être à l’état supercritique. La surface considérée pour le calcul de la capacité est donc d’environ
85 000km2. Les variations de densité et de viscosité des fluides en fonction de la profondeur
sont prises en compte en fonction des conditions initiales de pression dans la formation du
Bathonien. Le taux d’injection est fixé à 22.56kg/s (taux d’injection des modèles numériques).

Selon la méthode proposée par Okwen et al. [15], la capacité totale du Bathonien est éva-
luée à 61.24GT dans le cas où les effets gravitaires sont négligés et 55.74GT dans le cas où
la compétition entre les deux forces est prise en compte. Le deuxième cas donne une capacité
totale inférieure, car le CO2 se déplacera essentiellement au toit du réservoir lorsque les per-
méabilités sont suffisamment élevées et ne balayera plus la totalité de l’épaisseur du réservoir.

Néanmoins, l’estimation reste grossière, et est probablement excessive. En effet, cette esti-
mation est effectuée sur une surface relativement large et homogène (maille de 2.5km×2.5km,
sans variabilité verticale pour ce modèle) comparée aux processus à plus petite échelle influen-
çant le déplacement du panache du CO2 ; par ailleurs, les variations de densité et de viscosité
du CO2 avec la pression au cours de l’injection ne sont pas prises en compte. De plus, cette
estimation de capacité statique ne prend pas en compte les limites d’injectivités, les interfé-
rences entre les multiples puits nécessaires pour injecter ces quantités de CO2 et suppose que
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(a) Profondeur du toit du Bathonien ; de -2000m
en bleu à la surface en rouge

(b) Epaisseur du Bathonien ; de 100m en bleu à
300m en rouge

(c) Capacité dans le cas où les forces de gravité
sont négligées

(d) Capacité dans le cas où les forces de gravité et
de viscosité sont considérées. Les zones de fortes
perméabilités induisent capacité inférieure à celle
du premier cas

FIGURE 7.6 – Cartes de capacités statiques pour le Bathonien [de 0 en bleu à 2.106 Tonne/km2

en rouge]

tout le volume disponible calculé par la méthode précédente sera envahi par le CO2. Comme
pour Eccles et al. [16], Allinson et al. [17], le calcul de capacité statique basé sur une évalua-
tion volumique surestime probablement la capacité réelle qui sera contrainte par l’évolution
dynamique du système.

7.3 Reconstruction du modèle : variabilité spatiale et changement
d’échelle

Les précédents modèles décrivent uniquement une variabilité régionale de la perméabilité.
Pour représenter de manière plus réaliste les fortes hétérogénéités du Bathonien qui jouent
potentiellement un rôle majeur dans la réponse du système, la variabilité spatiale du Bathonien
est modélisée à l’échelle de dizaines de mètres à pluri-kilométriques à la fois verticalement et
latéralement.

En s’appuyant sur les résultats du chapitre 4, seule la variabilité spatiale de la perméabilité
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est modifiée. La variabilité de la porosité, ayant une influence relativement négligeable, ne sera
pas altérée.

7.3.1 Simulation de la variabilité spatiale de perméabilité

La modélisation de la variabilité spatiale est restreinte au Bathonien sur une surface réduite
du modèle 3D (extension latérale de la zone réduite de 137km en Est-Ouest et de 176km en
Nord-Sud, figure 7.7). Les variations régionales de la perméabilité dans les formations sus- et
sous-jacentes sont conservées.

La zone réduite comprend les maillages les plus fins (jusqu’à environ 8km latéralement)
et devrait être la zone la plus perturbée par l’injection. Négliger les cellules des bords, les
plus larges du modèle, pour la simulation stochastique se justifie car ces cellules de bordures
seront très faiblement perturbées par l’injection, elles permettent essentiellement d’éviter que
les perturbations de pression dans la zone plus centrale soit contraintes par les conditions
aux limites. Par ailleurs, ces cellules de bordures sont suffisamment grandes pour que, après
changement d’échelle, leur perméabilité soit équivalente à la moyenne géométrique de cellules
fines (définie plus loin et vérifiée par calcul). Par conséquent, pour ces cellules de bordures,
la perméabilité calculée coïncide avec la moyenne géométrique de la loi de distribution log-
normale du champ de perméabilité, contrainte par la perméabilité locale du modèle "source".

FIGURE 7.7 – Définition de la zone réduite du modèle 3D pour les simulations géostatistiques
du champ de perméabilité - Perméabilités du modèle source (légende de 10−16 en bleu à 10−11

m2 en rouge).

100 réalisations sont simulées en appliquant une anisotropie de longueur de corrélation :
1500m latéralement et 50m verticalement soit le même rapport que celui utilisé pour les mo-
dèles 2D. La longueur de corrélation de 1.5km a été retenue sachant que les paires de puits
géothermiques distants d’environ 1.5km-2km ne présentaient pas de corrélations nettes entre
niveaux de conductivité [18, 10].

Les simulations sont ensuite transformées par anamorphose pour obtenir une distribution
log-normale de perméabilité contrainte par les données du modèle source (équation 7.4).
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Kijk = exp (m+ Yijkσ)
Kijk perméabilité obtenue par transformation de la variable Yijk

avec Ksource = expm+ qασ et qα : quantile d’ordre α

Les perméabilités du modèle source correspondent à un quantile fixé

permettant de définir la moyenne localement pour chacune de ces valeurs

Kijk = Ksourceijk exp (σ(Yijk − qα))

(7.4)

L’écart-type de la distribution log-normale est fixé à 1.5 comme pour les modèles 2D.
Puisque les valeurs de perméabilité du modèle source tendent à correspondre aux bornes supé-
rieures des valeurs réelles de perméabilité, un quantile d’ordre élevé leur est associé. Ce quan-
tile est fixé à 99.7%, ce qui permet d’obtenir, avec un écart-type de 1.5, des valeurs moyennes
de plus d’un ordre de grandeur inférieures aux valeurs du modèle source. Ces valeurs sont donc
plus cohérentes avec les données de bassin et restent en accord avec les données géothermiques
qui ne représentent qu’une portion de l’épaisseur de la formation.

Pour les mailles en dehors de la zone réduite, la moyenne géométrique de la distribution
log-normale est calculée pour définir leurs perméabilités (équation 7.5). Leurs valeurs seront
donc identiques quelle que soit la réalisation simulée. Pour les valeurs fixées de σ et qα, cela
revient à appliquer un facteur de 1.62 10−2 à Ksourceijk .

Kbordijk = mijk
G = Ksourceijk exp (−σqα) (7.5)

Les simulations géostatistiques des variables Yijk sur la zone réduite sont effectuées sur un
modèle fin de maillage régulier (2734*3514*55 mailles de 62*62*5.85m) correspondant à la
taille minimale du maillage précédemment défini. Un changement d’échelle est donc nécessaire
pour transformer les champs de perméabilités initiaux de ces modèles à centaines de millions
de mailles au maillage utilisé pour la simulation d’écoulement, décrit à la figure 7.4.

7.3.2 Renormalisation simplifiée

La renormalisation simplifiée ([19, 7], cf. annexe F, équation F.7, 269) a été utilisée pour
attribuer une perméabilité équivalente sur le maillage final irrégulier. Cette méthode de chan-
gement d’échelle est appliquée aux 100 simulations de la zone réduite du modèle. Pour les
modèles 3D, la comparaison de résultats de simulation d’écoulement entre modèle fin et ups-
calé n’a pas pu être effectuée 2. La méthode est supposée valide en s’appuyant sur les études
effectuées par Renard et al. [22], [19, 7], De Lucia et al. [21], Karim and Krabbenhoft [20].

La complexité du changement d’échelle de ces modèles 3D provient de l’irrégularité du
maillage final et de l’anisotropie des maillages résultant également en une anisotropie du
champs de perméabilité final. Par conséquent :
• La valeur de la perméabilité équivalente du bloc est calculée dans chaque direction X,

Y, Z (les valeurs des perméabilités initiales sont des scalaires, la perméabilité de bloc est
assimilée à un tenseur diagonal).
• l’anisotropie géométrique du maillage initial est prise en compte (cf. annexe F)

2. environ 5.3 millions de cellules pour le modèle 3D initial, trop coûteux en temps de calcul pour le logiciel de
simulation d’écoulement utilisé
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• Le nombre de cellules à regrouper n’étant pas nécessairement un multiple de 2, diffé-
rentes combinaisons de cellules doivent être utilisées pour calculerCmin etCmax (exemple
en annexe F, figure F.4, page 277). Au cours des itérations, les tailles des cellules ne sont
plus forcément identiques à cause de l’irrégularité du maillage. Par conséquent, les per-
méabilités des cellules regroupées sont pondérées par leur volume, recalculé à chaque
itération.
• Les tailles irrégulières des mailles du modèle final ne sont pas, pour la plupart, des mul-

tiples de la taille du maillage initial. Par conséquent, les cellules du modèle initial sont
incluses dans le calcul de la perméabilité équivalente d’un bloc uniquement si le centre
de gravité de la cellule est compris dans celui-ci (e.g. De Lucia et al. [21]).

7.3.3 Comparaison statique des modèles à variabilité latérale et verticale et à
variabilité régionale

Les perméabilités obtenues après changement d’échelle sont majoritairement inférieures à
celles du modèle source (figures 7.8) et parfois de plusieurs ordres de grandeurs ce qui est
cohérent avec la contrainte imposée sur la distribution des champs de perméabilité.

FIGURE 7.8 – Distribution des perméabilités des blocs après changement d’échelle (100 réali-
sations) et perméabilités du modèle source dans la zone réduite en %.

Globalement, les perméabilités dans les directions X et Y sont équivalentes (figures 7.8 et
F.5). En X et Y, il n’y a pas, d’anisotropie de tailles des mailles initiales ni de longueurs de
corrélations et les blocs sont aussi pour la plupart de tailles similaires dans ces deux directions.
Etant donné la faible anisotropie obtenue, pour les simulations d’écoulements, celle-ci sera
négligée entre la direction X et Y.

En revanche, l’anisotropie des perméabilités obtenues entre la direction X et Z est plus
marquée (figures F.5 et 7.8) ce qui s’explique par les raisons inverses de la quasi-isotropie
entre Kx et Ky. Dans les modèles de simulations d’écoulement, l’anisotropie des perméabilités
horizontales vs. verticales seront donc prises en compte (i.e. Kz/Kx généralisé ici sous la forme
de Kv/Kh puisque l’anisotropie latérale est négligée).
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Puisque les valeurs d’anisotropie sont majoritairement comprises dans un intervalle res-
treint proche de 1, les valeurs d’anisotropie ont été discrétisées pour être simplement repré-
sentées de manière analogue aux modèles par classes du chapitre 4. En effet, les variations
d’anisotropies sont ici relativement faibles comparées à celles généralement rencontrées dans
la littérature (cf. chapitre 1) et la résolution fine de ces variations est supposée négligeable pour
capturer l’influence de l’anisotropie sur l’écoulement. Les rapports d’anisotropie sont donc divi-
sés en dix-sept classes 3 (figure F.6, annexe F). La valeur médiane de la classe correspondante
est attribuée à chaque bloc.

Comparant les propriétés statistiques des champs stochastiques de perméabilité des mo-
dèles 3D (Bathonien) avec le modèle source (figure 7.9), la distribution régionale provenant
du modèle source est bien retrouvée pour les modèles stochastiques.

Le maximum du champ de perméabilité des réalisations est proche de celui du modèle
source mais une variabilité spatiale de plus fine résolution ressort induite par les longueurs de
corrélations du modèle géostatistique et par le fait que les perméabilités du modèle source ne
représentent qu’un quantile élevé de la distribution locale de la perméabilité.

Le champ de perméabilité moyen est effectivement un à deux ordres de grandeurs inférieur
à celui du modèle source, imposé par le quantile et l’écart-type de la distribution de la perméa-
bilité. Le champ de perméabilité minimum montre localement de faibles valeurs, représentant
potentiellement des barrières à l’écoulement, ce qui est cohérent avec les fortes hétérogénéités
et avec les mesures de perméabilités du Dogger.

L’anisotropie induite par le changement d’échelle (figure 7.9b) est en moyenne légèrement
inférieure à 1 et est sensible à la taille et à la forme des mailles et par conséquent à l’épaisseur
du Bathonien (cf. figure 7.6b, page 170).

Comparant le modèle source à deux réalisations du champs de perméabilité du Bathonien
(figures 7.11 et 7.12), on observe :

– Sur chacune des réalisations, la variabilité régionale due à la contrainte par le modèle
source et celle plus locale liée aux longueurs de corrélations imposées

– En fonction de la réalisation, des valeurs bien plus faibles dans les zones d’injection
peuvent être rencontrées (e.g. figure 7.10c) ; des barrières de perméabilités peuvent être
observées entre les zones d’injections comme par exemple au toit de la formation (figure
7.12a)

– La variabilité spatiale peut varier fortement suivant les réalisations, avec par exemple des
zones de fortes perméabilités qui tendent à être plutôt connectées en est-ouest pour la
réalisation 63 et plutôt nord-sud pour la réalisation 3 (figures 7.11b et 7.12b).

Le choix statique de ces seuils ne permet pas de déterminer a priori la zone de propagation
et l’amplitude de la perturbation de pression mais les résultats de simulation sur ces réalisa-
tions devraient dépendre (a priori) de la variabilité et de la connectivité ou des barrières de
perméabilité modélisées.

3. Une dix-huitième classe est définie pour laquelle le rapport Kv/Kh est égal à 1. Cela s’applique en particulier
pour les blocs en dehors de la zone réduite
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(a) Vue de dessus du champ de perméabilité du modèle source (haut-gauche), maximum
(haut-droite), moyen (bas-gauche) et minimum (bas-droite) des réalisations (Z×20)

(b) Vue de dessus de l’anisotropie (Kv/Kh) des champs de perméabilité des réalisations
(Z×20)

FIGURE 7.9 – Propriétés statistiques des champs de perméabilité (échelle log) des 100 réalisa-
tions du Bathonien après changement d’échelle et modèle source (K/10−13m2)
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(a) Vue de dessus du Bathonien (modèle source) - Tracé de la coupe
N-S en rouge

(b) Coupe N-S du Bathonien. De haut en bas, modèle source, maximum et
minimum (Z×50)

(c) Coupe N-S du Bathonien (perméabilité, Log scale). De haut en bas,
réalisation n◦3 et réalisation n◦63 (Z×50)

FIGURE 7.10 – Vue en coupe des propriétés statistiques des champs de perméabilité (échelle
log) du Bathonien, des 100 réalisations et de deux réalisations, après changement d’échelle et
du modèle source (K/10−13m2)
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(a) Vue de dessus du champ de perméabilité (Bathonien, échelle log) du modèle source
(haut), et de deux réalisations après changement d’échelle (Z×20)

(b) Vue de dessus du champ de perméabilité (Bathonien, échelle log) du modèle source
(haut), et du maximum calculé pour chaque colonne de mailles de deux réalisations après
changement d’échelle (Z×20)

FIGURE 7.11 – Exemple de champs de perméabilité de deux réalisations et du modèle source
(K/10−13m2). Les rectangles blancs représentent les sites d’injection.
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(a) Vue de dessus du champ de perméabilité (Bathonien, échelle log) seuillé à 10mD (infé-
rieur) du modèle source et de deux réalisations (Z×20)

(b) Vue de dessus du champs de perméabilité (Bathonien, échelle log) seuillé à 50mD (supé-
rieur) du modèle source et de deux réalisations (Z×20)

FIGURE 7.12 – Champs de perméabilité seuillés de deux réalisations et du modèle source
(K/10−13m2). Les rectangles blancs représentent les sites d’injection.
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Chapitre 8

Scénarios d’injection de CO2 sur les
modèles à variabilité spatiale régionale

Les interférences sont étudiées dans deux cas :
– entre deux sites potentiels d’injection (distants d’environ 65km sur le même axe Nord-

Sud, décrits selon leur position : site de la zone Nord et site de la zone Sud)
– entre puits d’injection d’un même site (5 puits par site),

Et en fonction de :
– la représentation de la variabilité spatiale régionale de la perméabilité ou non (i.e. mo-

dèle hétérogène régional ou homogène)
– de la compressibilité des pores (deux valeurs envisagées).
– de la période d’injection (co-injection, injection individuelle, injections alternées)

Note : sur toutes les figures de ce chapitre, les points noirs représentent les points d’injection.
Les points blancs représentent les extrémités des cellules de mesure des perturbations de pres-
sion à environ 10, 20 et 30km des points d’injection centraux. Les figures du modèle 3D sont
des vues du dessus du Bathonien, sauf mention contraire.

1. pour les scénarios de la compressibilité des pores, les scénarios d’injection "Zone Nord" et "Zone Sud" sont
aussi simulés pour comparer les interférences par rapport au scénario de référence
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TABLE 8.1 – Scénarios d’injection étudiés. Les paramètres géologiques du modèle sont ceux du
scénario de référence (cf. tableau 8.2).

Scénarios d’injection

Nombre de puits
et période
d’injection,
zone Nord

Nombre de puits
et période
d’injection,
zone Sud

Taux d’injection
Type de
puits

Co-injection 5 (0-25ans) 5 (0-25ans) 22.57kg/s/puits

Verticaux
(sur toute
l’épaisseur
du
Bathonien)

Zone Nord 5 (0-25ans) 0 22.57kg/s/puits Verticaux

Zone Sud 0 5 (0-25ans) 22.57kg/s/puits Verticaux

Zone Nord et
post-injection

5 (0-25ans)
& 0 (25-50ans)

0 22.57kg/s/puits Verticaux

Alternance zones
Nord-Sud

5 (0-25ans) 5 (25-50ans) 22.57kg/s/puits Verticaux

Zone Nord-Horizontal 1 (0-25ans) 0 112.85kg/s

Horizontal
(4.2km,
dans la
direction
Est-Ouest)

Zone Nord-Central
Zone Nord-NE
Zone Nord-NW
Zone Nord-SW
Zone Nord-SE

1 (0-25ans) 0 22.57kg/s Vertical

Zone Nord-Central_eq 1 (0-25ans) 0 112.85kg/s Vertical
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TABLE 8.2 – Scénarios de sensibilité sur les paramètres géologiques du modèle 3D. Le scénario
d’injection est celui de co-injection 1(cf. tableau 8.1). La variabilité régionale de la porosité des
trois formations est modélisée (cf. chapitre précédent).

Bajocien Bathonien Callovo-Oxfordien

Scénarios
Perméabilité
(isotrope)

Compres-
sibilité
(10−10

Pa−1)

Perméabilité
(isotrope)

Compres-
sibilité
(10−10

Pa−1)

Perméabilité
(anisotrope)

Compres-
sibilité
(10−10

Pa−1)

Référence
[Reg.Var. CP9]

Régionale 5.51 Régionale 9.65 Régionale 3.48

Compressibilité
des pores
[CP5]

Régionale 5.51 Régionale 5.51 Régionale 3.48

Homogène 1
[HO]

Homogène
log(K)=-14

5.51
Homogène
log(K)=-13

9.65
Homogène
log(Kh)/log(Kv)
=18/19

3.48

Homogène 2
Homogène
log(K)=-14

5.51
Homogène
log(K)=-13

9.65
Homogène
log(Kh)/log(Kv)
=19/20

3.48

Homogène 3
Homogène
log(K)=-14

5.51
Homogène
log(K)=-13

9.65
Homogène
log(Kh)/log(Kv)
=16/17

3.48

Homogène 4
Homogène
log(K)=-14

5.51
Homogène
log(K)=-13

9.65
Homogène
log(Kh)/log(Kv)
=21/22

3.48
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8.1 Interférences entre deux sites d’injection - Scénario de référence

Le modèle de variabilité spatiale régionale de perméabilité est le cas de référence, avec une
compressibilité des pores du Bathonien de 9.65 10−10 Pa−1. Différents scénarios d’injection
sont étudiés (tableau 8.1) :

– les deux sites d’injection, Nord et Sud avec chacun 5 puits d’injection, co-injectent 3.56MtCO2/an
(7.12MtCO2/an au total pour les deux sites) pendant 25 ans.

– injection dans la zone Nord (5 puits d’injection) de 3.56MtCO2/an pendant 25 ans et
simulation pendant 25 ans après l’arrêt de l’injection (post-injection).

– injection dans la zone Sud (5 puits d’injection) de 3.56MtCO2/an pendant 25 ans.
– injection dans la zone Nord (5 puits d’injection) de 3.56MtCO2/an pendant 25 ans, puis

injection dans la zone Sud (5 puits d’injection) de 3.56MtCO2/an pendant 25 ans, soit
50 ans d’injection, par les deux sites en alternance.

Chaque site d’injection est composé de cinq puits dont un "central" et quatre en périphérie, à
environ 1.5km (puits Nord-Ouest, Nord-Est, Sud-Est et Sud-Ouest). Les perméabilités aux puits
sont comprises entre 108mD et 118mD dans la zone Nord et entre 121mD et 177mD dans la
zone Sud. La porosité est d’environ 16% dans la zone Nord et de 18% dans la zone Sud. Le
toit du Bathonien est à environ 1820m de profondeur (épaisseur d’environ 200m) dans la zone
Nord et à une profondeur d’environ 1550m dans la zone Sud (épaisseur d’environ 220m).

Dans le cas de co-injection, à cinq ans d’injection, l’extension des perturbations de pression
est équivalente à celle des scénarios d’injection individuelle (figures 8.3a 8.3b à comparer
aux figures 8.1 et 8.2). Dans la zone Sud, la propagation des perturbations de pression est
contrainte par le champ de perméabilité. Pour la zone Nord, la perturbation de pression n’a pas
encore atteint les zones de faible perméabilité.

Pour la période post-injection, les faibles perturbations de pression de l’ordre de 0.05MPa
continuent à se propager à cause du gradient de pression précédemment induit par l’injection
dans la zone Nord (figure 8.2 : augmentation de la perturbation de pression à 30km au nord de
la zone Sud, sans injection dans la zone Sud). Dans le cas où l’injection dans la zone Sud débute
à la fin de l’injection de la zone Nord, des interférences de propagation des perturbations de
pression entre sites apparaissent 5 ans après le début de la seconde période d’injection (figure
8.3c).

A partir de 10 ans d’injection, on assiste au passage du comportement individuel au com-
portement de multiples sites (figure 8.7a, co-injection) : les zones d’extension des perturbations
des deux sites, seuillées à 0.05MPa, fusionnent. Toutefois, les interférences sont nettement plus
marquées en cas d’injection alternée, avec une superposition des perturbations de pression lo-
calement et donc une augmentation de pression plus importante (figure 8.7a).

A 10 ans d’injection, la propagation de la pression dans la zone Nord comme dans la zone
Sud suit les zones de perméabilités plus élevées (figures 8.4b). Les perturbations de pression
(seuillées à 0.05MPa) dans la zone Nord gardent une extension maximale en est-ouest et nord-
sud à peu près équivalente (environ 70km) mais ne s’étendent plus de façon circulaire. Pour la
zone Sud, l’extensions maximale est plus contrastée en fonction de la direction : environ 62km
en est-ouest et 67.5km en nord-sud. Les perturbations de pression plus importantes, de l’ordre
du MPa, restent restreintes à la zone d’injection (environ 6.25km latéralement pour la zone
Nord et 6.5km pour la zone Sud). Pour cette période d’injection, ces fortes perturbations de
pression ne sont pas affectées par les interférences entre sites d’injection.
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Après 15 ans d’injection, les interférences de pression deviennent observables entre les
deux sites de co-injection, à environ 20 et 30km des points d’injection (figure 8.2), mais l’aug-
mentation de pression par rapport aux scénarios d’injection individuelle reste négligeable. Ces
interférences n’affectent pas la pression aux puits d’injection (figure 8.1). L’augmentation de
pression n’est pas symétrique par rapport aux sites d’injection (figure 8.2) : l’évolution en pres-
sion dépend localement de la perméabilité et de l’épaisseur de la formation. Ainsi, la faible
perméabilité au point de mesures à 30km au nord de la zone Sud explique la faible augmenta-
tion de pression relevée.

Après 25 ans d’injection, les perturbations de pression à 30km des points d’injection dé-
passent 0.1MPa (1bar), et peuvent atteindre 1MPa à 10km des points d’injection, mais les
interférences de pression entre sites n’ont pas affecté de manière significative la pression aux
puits d’injection (figure 8.1).

Dans le cas de la co-injection, l’élévation de pression liée aux interférences entre sites reste
inférieure à 0.1MPa (figure 8.2). Les perturbations de pression supérieures à 0.05MPa ont
envahi toute la zone de perméabilité favorable (supérieure à 5mD, figure 8.6), sauf au nord-
ouest du site Nord d’injection ; la zone de perturbations entre les deux sites d’injection tend
à s’élargir d’est en ouest avec les interférences (figure 8.7c) avec une extension maximale de
159km (en nord-sud) et de 92km (en est-ouest). Dans le cas d’injection individuelle, la zone
des perturbations de pression supérieures à 0.05MPa atteint une extension maximale latérale
comprise entre 92km (en est-ouest) et 82km (en nord-sud) pour le site Nord, et de 82km (en
est-ouest) et 87.5km (zn nord-sud) pour le site Sud. Les perturbations de pression supérieures
à 1MPa ont dépassé la zone d’injection et atteignent une extension latérale de 14 à 16km pour
le site Sud et de 11.5 à 13km pour le site Nord. Elles sont équivalentes pour les deux scénarios
(co-injection et injection individuelle).

Dans le cas d’injection alternée, les interférences sont plus importantes avec une augmen-
tation supplémentaire d’environ 0.1MPa (1 bar) à 30km au Nord du site d’injection Sud (figure
8.2) par rapport aux cas où les deux sites sont considérés individuellement. L’influence sur la
pression aux puits est également négligeable, mais la surpression liée aux interférences atteint
la zone proche de l’injection : la zone des perturbations de pression de 1MPa au site Sud est
plus étendue que dans les cas précédents, avec une extension latérale maximale de 19km (au
lieu de 16km). Enfin, avec la dissipation de la pression post-injection et l’injection dans la zone
Sud, la perturbation de pression de 0.05MPa couvre également une zone plus importante, avec
une extension latérale maximale de 167km (Nord-Sud) et de 104km (Est-Ouest).

Pour les conditions examinées, l’injection par les deux sites distants de 65km n’a pas d’in-
fluence majeure sur la capacité de stockage (pas d’influence sur l’injectivité) et ceci même dans
le cas où les injections ne sont pas synchronisées bien que les interférences de pression loin
des puits soient plus importantes. Les sites d’injection sont suffisamment éloignés pour limi-
ter les interférences de pression dans le cas de co-injection. En revanche, la forte extension
des perturbations de pression limiterait l’implantation d’un troisième site d’injection dans le
Bathonien.

L’injection alternée peut être plus problématique. D’une part, si la zone de surveillance
est délimitée par une perturbation de pression relativement faible, elle peut croître durant la
période post-injection. D’autre part, cette dissipation post-injection induirait des interférences
plus importantes sur le second site d’injection que dans le cas de co-injection. Toutefois, la
caractérisation du bassin réalisée au cours de l’injection au premier site pourrait faciliter l’éva-
luation et la gestion du stockage au second site.
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La migration du panache n’est pas affectée par les scénarios d’injection envisagés. Le com-
portement du panache est décrit au paragraphe 8.2 et 8.4.1.1 pour évaluer l’influence des
paramètres géologiques du modèle et celle des interférences entre puits sur la migration.
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FIGURE 8.2 – Perturbations de pression à 10, 20 et 30km au Nord et au Sud des sites d’injection en
fonction des scénarios : de co-injection des deux sites, d’injection individuelle par site et par périodes
d’injection.
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(a) 10 ans d’injection.

(b) 15 ans d’injection.

(c) 25 ans d’injection.

FIGURE 8.7 – Interférences entre sites pour une propagation de pression de 0.05MPa. A gauche, scé-
nario de référence, co-injection. Au milieu scénario de référence, injection alternée. A droite, scénario
de compressibilité des pores, co-injection. En jaune (1) : zone où les perturbations de pression sont
supérieures ou égale à 0.05MPa pour chacun des sites, individuellement ; en vert (0) : zone où les per-
turbations de pression des deux sites, supérieures ou égales à 0.05MPa, se superposent ; en rouge (2) :
zone où les interférences de pression entre sites induisent des perturbations de pression supérieures ou
égales à 0.05MPa, absente quand les deux sites sont considérés individuellement 189
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8.2 Influence de la variabilité régionale de la perméabilité

L’influence de la variabilité régionale de la perméabilité est examinée pour le scénario de
co-injection par les deux sites pendant 25 ans.

L’extension des perturbations de pression des deux types de modèles est cohérente avec les
études réalisées à l’échelle du bassin (chapitre 1, paragraphe 1.2.2) en tenant compte des dif-
férences de périodes et taux d’injection. Mais, ici la propagation des perturbations de pression
apparaît fortement contrainte par la variabilité latérale de la perméabilité.

Par exemple, aux figures 8.3, 8.4, 8.5, 8.6, les zones de propagation de pression des modèles
homogènes sont, comme attendu, quasiment circulaires autour des points d’injection. Les zones
de propagations se déforment pour fusionner au cours du passage de comportement individuel
au comportement à double composants. Le comportement en pression des modèles à variabilité
spatiale est clairement différent, il suit les contours du champ de perméabilité.

La propagation de la perturbation supérieure à 0.05MPa est majoritairement plus impor-
tante pour le modèle homogène (figure 8.8). Les différences d’extensions de cette zone entre
modèle homogène et modèle à variabilité régionale peuvent atteindre localement 50km. Au
contraire, dans les zones de forts contrastes de perméabilité et dans la zone d’interférences
entre les deux sites, les perturbations de pression sont plus élevées pour les modèles à varia-
bilité régionale (différences de l’ordre de quelques bars également, jusqu’à 0.4MPa) puisque la
propagation de pression est restreinte par la perméabilité.

Au niveau des puits 2, l’augmentation de pression du modèle homogène est plus importante
en début d’injection (figure 8.9), ce qui est justifié par une perméabilité plus faible au point
d’injection que pour les modèles à variabilité régionale (100mD vs. 108 à 177mD).

Au cours de l’injection, les différences de perturbations de pression aux puits entre modèles
s’atténuent voire s’annulent car, pour le modèle à variabilité régionale, les zones de faible per-
méabilité rencontrées au cours de la propagation de la perturbation induisent une surpression.

De la même manière, les perturbations de pression à 10, 20 et 30km de la zone Nord et
celles à 10km de la zone Sud sont, en début d’injection, confondues entre modèle homogène
et modèle à variabilité régionale. Puis, les résultats divergent, la surpression devenant plus
importante pour le modèle à variabilité régionale. L’inverse est observé à 30km au nord du site
Sud car le point de mesure se situe dans une zone de faible perméabilité du modèle à variabilité
régionale.

2. Comme pour les modèles 2D, la réponse aux puits correspond à l’augmentation de pression dans la cellule
d’injection. Etant donné la taille de ces cellules, il est possible que la pression soit sous-estimée par rapport à celle
réelle en fond de puits. Néanmoins, pour le cas d’une injection réelle, le débit sera augmenté progressivement
évitant le pic de pression observé à l’initialisation de l’injection.
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Période

Zone perturbée
(∆P ≥ 0.5MPa) en
fonction de la
compressibilité des
pores

Zone perturbée
(∆P ≥ 0.5MPa) en
fonction du champ
de perméablité :
hétérogène ou
homogène

Différences de ∆P
entre scénarios de
compressibilité des
pores

Différences de ∆P
entre modèles de
champ de
perméabilité
(homogène-
hétérogène)

10 ans
d’injection

15 ans
d’injection

25 ans
d’injection

FIGURE 8.8 – Perturbations de pression à différentes périodes d’injection, co-injection des deux
sites, en fonction des scénarios : de variabilité régionale de perméabilité ou champ de perméa-
bilité uniforme (à droite pour chaque figure numérotée) et de compressibilité des pores du
réservoir (à gauche pour chaque figure numérotée).
Sur les figures de gauche : différences des aires des contours à 0.05MPa ; en rouge : zone de
perturbation du scénario de plus faible compressibilité des pores ou du modèle homogène, non
perturbée dans le scénario de référence et réciproquement pour la zone en bleu.
Sur les figures de droites, différences de perturbations de pression entre résultats du modèle de
compressibilité de pores de 5.51 10−10Pa−1 et de 9.65 10−10Pa−1 ; et entre modèle homogène
et modèle à variabilité régionale.
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FIGURE 8.9 – Perturbations de pression aux puits en fonction des scénarios : variabilité régionale de
perméabilité (rouge et noir) ou champ de perméabilité uniforme (vert) et compressibilité des pores du
réservoir (bleu).
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FIGURE 8.10 – Perturbations de pression à environ 10, 20 et 30km au Nord et au Sud des sites d’in-
jection en fonction des scénarios : variabilité régionale de perméabilité (rouge et noir) ou champ de
perméabilité uniforme (vert) et compressibilité des pores du réservoir (bleu).
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Pour la migration du panache, les résultats du modèle à variabilité régionale et du modèle
homogène sont quasiment similaires pour l’injection au site Nord car la différence de perméa-
bilité est faible (quelques mD) et pour le modèle à variabilité régionale, la perméabilité est
relativement homogène dans la zone d’injection.

En revanche, pour le site Sud d’injection, les différences sont plus marquées entre modèles
car la différence de perméabilité est plus importante et ce site est localement plus hétérogène.
Ainsi, on constate une dissymétrie de la migration du panache pour le modèle à variabilité
régionale avec une migration plus étendue vers le Nord-Ouest et vers le Sud-Est car la per-
méabilité y est plus élevée. Les différences avec le modèle homogène sont alors de l’ordre de
plusieurs centaines de mètres. De plus, pour le site Sud, la variation topographique du toit est
plus marquée qu’au site Nord. La profondeur étant plus faible à l’est, le CO2 migre préféren-
tiellement dans cette direction pour les deux cas (homogène et variabilité régionale).

(a) 5 ans d’injection (b) 10 ans d’injection

(c) 20 ans d’injection (d) 25 ans d’injection. Vue du sud vers le nord, à gauche
(exagération verticale d’un facteur 20) ; Champs de per-
méabilité aux points d’injection et différences entre mo-
dèles à droite.

FIGURE 8.11 – Migration du panache à différentes périodes d’injection, dans les deux zones
d’injection, pour le modèle à variabilité spatiale régionale (figure de gauche pour chaque figure
numérotée). Sur les figures de droites : différences avec le modèle homogène, en bleu (valeur
négative) : zone de migration du panache (Sg≥0.05) qui n’apparaît pas dans le cas homogène
et réciproquement pour la zone en rouge.
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8.3 Influence de la compressibilité des pores

La diminution de la compressibilité des pores du réservoir conduisant à une augmentation
de l’amplitude et de la propagation des perturbations de pression, les interférences de pression
auront lieu plus rapidement et seront plus importantes pour une période fixée (figures 8.3, 8.4,
8.5,8.6 et 8.7).

Néanmoins, puisque la propagation de la perturbation de pression est restreinte par les li-
mites de perméabilité, finalement la diminution de la compressibilité des pores influence peu la
propagation des faibles perturbations de pression (0.05MPa, figure 8.8) qui atteignent les zones
de faibles perméabilité. La diminution de la compressibilité des pores affecte majoritairement
l’amplitude de la surpression dans cette zone de perturbation. Ainsi, à 25 ans d’injection, la
zone de perturbations de pression supérieures à 1MPa peut s’étendre sur 27.5km latéralement
contre 16km dans le cas de référence. Les pressions aux puits sont effectivement plus élevées,
ainsi que les perturbations à 10, 20, 30km et les interférences associées (figure 8.10).

8.4 Influence de la configuration des puits et interférences entre
puits d’un même site

8.4.1 Nombre de puits

8.4.1.1 Interférences entre puits d’un même site

Les résultats du cas où les cinq puits du site Nord injectent individuellement, sont comparés
au cas précédent où les cinq puits injectent simultanément, dans la zone Nord.

D’après la figure 8.12, les interférences de pression entre les cinq puits se produisent dès le
début de l’injection. Les puits étant distants de 1.5km, l’arrivée des perturbations de pression,
causées par l’injection aux autres puits, est immédiate.

Pour les puits périphériques, les interférences de pression correspondent quasiment à la
superposition (somme) des perturbations de pression par chacun des puits (figure 8.13).

En revanche, pour le puits central, la perte d’injectivité est inférieure à la superposition
des résultats, car une partie plus importante de la perturbation de pression se dissipe vers
l’extérieur à la périphérie de la zone d’injection (figure 8.14). En bordure de la zone d’injection,
la perturbation de pression est donc plus élevée à cause des gradients de pression induits par
les puits co-injectant.

En dehors de la zone d’injection, les interférences de pression se limitent à la sommation
des perturbations de pression par chacun des puits (figure 8.15).

Malgré les gradients de pression induits par les puits co-injectant, les panaches de CO2 fi-
nissent par se rejoindre à partir de 10 ans d’injection (figure 8.16). Toutefois, les gradients de
pression induits par la co-injection provoquent une migration plus importante des panaches
vers la périphérie des points d’injection par rapport aux cas où les puits sont considérés indivi-
duellement. En début d’injection, la migration du panache est ralentie vers le centre d’injection.
Après 25 ans d’injection, l’extension des panaches des puits co-injectant couvre à la fois la zone
de migration des injections individuelles et une zone plus étendue, vers la périphérie, de plu-
sieurs centaines de mètres.
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FIGURE 8.12 – Interférences entre puits d’un même site d’injection (site Nord uniquement) :
comparaison des résultats en pression aux puits entre le scénario de co-injection par 5 puits et
injection individuelle par chacun des puits.
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FIGURE 8.13 – Comparaison des résultats en pression aux puits entre le scénario de co-injection
par 5 puits et la superposition des résultats d’injection individuelle par chacun des puits de la
zone Nord.
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(a) 5 ans d’injection (b) 10 ans d’injection

(c) 15 ans d’injection (d) 25 ans d’injection

FIGURE 8.14 – Différences en pression à différentes périodes d’injection entre la somme des résultats
en pression des puits individuels et le cas à 5 puits co-injectant (site Nord uniquement).
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FIGURE 8.15 – Perturbations de pression à 10, 20 et 30km au Nord (figure en haut) et au Sud
(en bas) du site d’injection pour le scénario de co-injection par 5 puits, et superposition des
résultats d’injection individuelle par chacun des puits (site Nord uniquement).
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(a) 5 ans d’injection (b) 10 ans d’injection

(c) 15 ans d’injection (d) 25 ans d’injection

FIGURE 8.16 – Différences de résultats de migration du panache (Sg≥0.05) à différentes périodes
d’injection entre la somme des résultats en pression des puits individuels et le cas à 5 puits (Zone Nord).

8.4.1.2 Comparaison de la réponse du système à l’injection par un seul puits et par cinq
puits

L’utilisation de cinq puits améliore l’injectivité du puits central (figure 8.17). Mais, comme
mentionné au chapitre 1 (paragraphe 1.3), cette amélioration n’est pas linéaire avec le nombre
de puits : les différences entre les deux cas diminuent au cours du temps car les interférences
augmentent entre puits, alors que la perturbation de pression du puits central se dissipe vers la
périphérie de la zone d’injection. Après 25 ans d’injection, la perturbation de pression au puits
seul a été au maximum de 2.55MPa contre 1.7MPa pour le maximum des 5 puits (au puits
central), injectant au total la même quantité, soit une diminution du pic de pression inférieure
à 1MPa. Aux puits périphériques, la perturbation de pression est équivalente si un seul puits
central ou 5 puits sont utilisés après 25 ans d’injection.

Les perturbations de pression hors de la zone d’injection sont similaires avec un ou cinq
puits (figure 8.18).
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FIGURE 8.17 – Interférences entre puits d’un même site d’injection : comparaison des résultats
en pression aux puits entre le scénario de co-injection par 5 puits et injection par 1 puits (site
Nord uniquement).
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FIGURE 8.18 – Perturbations de pression à 10, 20 et 30km au Nord (figure en haut) et au Sud
(en bas) du site d’injection pour les scénarios de co-injection par 5 puits et par un seul puits
(site Nord uniquement).
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8.4.2 Puits horizontal et puits verticaux

La configuration du puits horizontal entraîne peu de modifications de perturbations de
pression loin de la zone d’injection (figure 8.19) par rapport à l’injection par des puits verticaux.
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FIGURE 8.19 – Perturbations de pression à 10, 20 et 30km au Nord (figure en haut) et au Sud
(en bas) du site d’injection Nord du scénario de co-injection par 5 puits verticaux et par un
puits horizontal dans la zone Nord.

Par contre des différences sont observables aux points d’injection (figure 8.20). En début
d’injection, la perturbation de pression au centre du puits horizontal est légèrement inférieure
à celle du puits central vertical, puis devient supérieure et, finalement, les perturbations de
pression continuant à augmenter, elles s’égalisent.

L’injection étant répartie sur un plus grand nombre de cellules dans le cas du puits hori-
zontal, le taux d’injection par cellule est plus faible que pour le puits vertical ce qui explique la
plus faible élévation de pression en début d’injection. Lors de la seconde période, la perturba-
tion est plus importante dans le cas horizontal car l’injection est répartie sur une surface plus
restreinte, les interférences des points d’injection du puits horizontal en son centre sont donc
plus importantes que des cinq puits verticaux vers le puits central.

Néanmoins, à la fin de l’injection, et puisque la zone d’injection est globalement homogène,
les perturbations de pression au centre des deux types de configurations de puits deviennent
équivalentes.

Dans ce cas, la configuration d’un puits horizontal et celle avec cinq puits verticaux sont
équivalentes en terme d’injectivité : elles atteignent la même perturbation maximale de pres-
sion.

La configuration des puits n’a que peu d’influence sur la propagation de la perturbation de
pression. Dans tous les cas, les résultats en dehors de la zone d’injection sont équivalents à ceux
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FIGURE 8.20 – Interférences entre puits d’un même site d’injection : comparaison des résultats
en pression aux puits entre le scénario de co-injection par 5 puits verticaux et par un puits
horizontal dans la zone Nord.

obtenus en appliquant le principe de superposition pour des puits verticaux. La configuration
des puits peut être critique pour l’injectivité, néanmoins, l’exemple ici montre que l’utilisation
d’un puits horizontal n’est pas nécessairement plus optimale en terme d’injectivité que plusieurs
puits verticaux.

8.5 Influence de la perméabilité de la couverture - modèle homo-
gène

A partir de modèles homogènes, différents scénarios de perméabilité de la couverture ont
été examinés pour vérifier la faible influence de ce paramètre, précédemment constatée sur les
modèles 2D (cf. chapitre 5).

Par rapport au cas de référence, pour le modèle homogène (log(Kh)/log(Kv) =18/19),
les différences de pression dans le Bathonien ne sont observables que pour une perméabilité
horizontale de couverture de 10−16m2 (figure 8.21, 8.22). Néanmoins, les différences restent
faibles entre modèles que ce soit au niveau des puits (diminution inférieure à 0.05MPa aux
puits) ou pour l’extension de la perturbation de pression (figure 8.24) dans le Bathonien.

Dans ce cas, la perturbation de pression au toit de la couverture est comparable à celle dans
le Bathonien contrairement aux autres cas homogènes ou au modèle de référence à variabilité
régionale (figure 8.23). Dans les autres cas, la perturbation de pression est majoritairement
limitée à la première couche de la couverture. Les variations de perturbations de pression au
toit de la couverture sont principalement liées aux variations d’épaisseur de la couverture.

L’influence de la perméabilité de la couverture serait donc minime sur les résultats en pres-
sion dans le réservoir. Néanmoins, l’effet de ce paramètre a pu être atténué par la frontière
fermée au-dessus de la couverture, puisque dans le cas de forte perméabilité de la couverture,
la perturbation de pression atteint le toit de la couverture.
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De plus, pour les modèles hétérogènes, les perturbations de pression dans la couverture (li-
mitées à la première couche de la couverture) se propagent principalement suivant les contours
de la perméabilité du réservoir et non de la couverture. Par conséquent, l’influence de la per-
méabilité de la couverture serait principalement fonction de sa perméabilité verticale, affectant
vraisemblablement les transferts de pression vers les aquifères sus-jacents plutôt que la pression
du réservoir.
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FIGURE 8.21 – Comparaison des perturbations de pression à 10, 20 et 30km au Nord et au Sud des
sites d’injections (co-injection) pour différentes perméabilités de la couverture (modèle homogène).
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FIGURE 8.22 – Pression aux puits (co-injection des deux sites) pour différentes valeurs de perméabilité
de la couverture (modèle homogène). Site Nord d’injection (comportement similaire au site Sud).
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(a) 15 ans d’injection (Callovo-Oxfordien) (b) 15 ans d’injection (Bathonien)

(c) 25 ans d’injection (Callovo-Oxfordien) (d) 25 ans d’injection (Bathonien)

FIGURE 8.23 – Perturbations de pression à différentes périodes d’injection, co-injection aux deux sites,
pour différentes valeurs de perméabilité de la couverture (modèle homogène) : perméabilité (horizon-
tale) de 10−16m2, en haut à gauche ; de 10−18m2, en haut à droite ; de 10−19m2, en bas à gauche ; de
10−21m2, en bas à droite. Figures numérotées à gauche : Callovo-Oxfordien, à droite : Bathonien.

(a) 15 ans d’injection (b) 25 ans d’injection

FIGURE 8.24 – Comparaison des zones de propagation de perturbations de pression seuillées à 0.05MPa
dans le Bathonien, pour différentes valeurs de perméabilité de la couverture (modèle homogène) : de
10−16m2 et de 10−18m2 (horizontale). En rouge : zone de perturbation du modèle de 10−18m2, non
perturbée dans le scénario de perméabilité de couverture plus élevée.
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Chapitre 9

Simulations d’injection de CO2 sur les
réalisations du modèle à variabilité
latérale et verticale de perméabilité

Dans ce chapitre, nous examinons l’influence de la variabilité spatiale locale sur la pro-
pagation des perturbations de pression à l’échelle régionale, pour une période d’injection de
plusieurs dizaines d’années. Quelles en seront les conséquences sur les interférences entre sites,
sur l’extension de la zone de surveillance et sur le potentiel de stockage de la formation ?

La simulation d’écoulement diphasique n’étant pas réalisable sur toutes les réalisations du
champ de perméabilité pour des temps de calcul raisonnables 1, l’approche monophasique est
utilisée pour sélectionner des réalisations représentatives des propriétés statistiques de l’en-
semble des 100 réalisations (cf. chapitre 6). La simulation monophasique sur l’ensemble des
réalisations est limitée à 20 ans d’injection tandis que la simulation diphasique est effectuée
sur les réalisations sélectionnées, avec une période d’injection de 25 ans.

Contrairement aux modèles 2D, il n’est pas possible de comparer les résultats diphasiques
du sous-ensemble à ceux, diphasiques, de l’ensemble des réalisations. La comparaison sera
toutefois effectuée sur les résultats des simulations monophasiques.

Par la suite, le modèle de variabilité spatiale, latérale et verticale, à l’échelle locale sera
appelé modèle de variabilité spatiale locale (ou "modèle local") pour le distinguer du modèle
de variabilité spatiale régionale (ou "modèle régional").

9.1 Approche monophasique

Pour obtenir des taux d’injection équivalents en eau entre simulation diphasique et mono-
phasique, les taux d’injection sont calculés à partir des résultats de simulation sur le modèle
de variabilité régionale de perméabilité. La comparaison des résultats des simulations mono-
phasique et diphasique pour ce type de modèle permet d’évaluer la précision de l’approche
monophasique.

1. Avec la version parallélisée de TOUGH2 (TOUGH2-MP), et 40 processeurs par simulation, la durée
totale des simulations diphasiques sur les 100 réalisations du modèle local serait supérieure à un an contre
quelques jours en simulation monophasique
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9.1.1 Vérification des résultats de simulation monophasique sur le modèle à va-
riabilité régionale de perméabilité

Les taux d’injection équivalents sont calculés à partir des scénarios d’injection individuelle
au puits central dans chaque zone d’injection. Les interférences entre puits d’un même site ne
sont donc pas prises en compte pour le calcul. Pour les deux scénarios (injection zone Nord ou
injection zone Sud), le puits injecte 0.188kgCO2/s pendant 25 ans, taux qui doit être converti
en débit équivalent en eau.

La formule de calcul proposée par Nicot [1] est utilisée (chapitre 1, équation 1.10, page
21). Le taux d’injection équivalent en eau dépend des conditions de pression puisque la masse
volumique, la compressibilité et la viscosité des fluides en dépendent, la température étant
supposée constante. Par conséquent, bien que la même quantité de CO2 soit injectée aux deux
sites, on obtient pour chacun des taux d’injection d’eau différents car ils sont à des profondeurs
différentes et donc à des conditions de pression différentes. Pour le site Nord, à une profondeur
d’environ 2000m, on obtient un taux d’injection de 2.43kgH2O/s et pour le site Sud, à une
profondeur moindre d’environ 1750m, le taux d’injection équivalent est de 2.53kgH2O/s.

Les résultats des simulations monophasique et diphasique sont comparés pour les scénarios
d’injection individuelle (un puits vertical pour l’un des deux sites) (figure 9.1), et le scénario de
co-injection par les deux sites (avec 5 puits verticaux pour chacun des sites). Dans tous les cas,
l’augmentation de pression au puits est surestimée par la simulation monophasique (figures
9.1 et 9.2). La perturbation de pression est mesurée au fond du puits mais la surestimation de
la simulation monophasique est observée tout le long du puits.

Pour les scénarios d’injection individuelle, à 1.5km des puits, les perturbations de pression
obtenues par les deux types de simulation sont similaires au cours de l’injection. En revanche,
pour le scénario de co-injection, les perturbations de pression sont plus élevées dans le cas di-
phasique que monophasique dans la zone à proximité des puits (figure 9.3) et jusqu’à plusieurs
kilomètres des puits (à 10km sur la figure 9.4), en particulier au toit du réservoir. En fonction
des propagations de pression, et de la proximité entre puits, ces différences pourraient conduire
à des amplitudes d’interférences moins importantes en monophasique qu’en diphasique.

Toutefois pour des distances aux points d’injection d’environ 30km, les perturbations de
pression sont similaires dans les deux cas (figure 9.4) et l’extension des faibles perturbations
de pression (extension loin du puits), contrainte par la variabilité régionale de perméabilité,
est quasiment identique.

Les principales différences entre simulations monophasique et diphasique sont donc liées à
l’augmentation de pression aux points d’injection et à proximité, comme constaté au chapitre
6 et par Nicot [1],.
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FIGURE 9.1 – Perturbations de pression aux puits en fonction du temps, pour les scénarios d’injection
uniquement au puits central du site Nord (à gauche) et au puits central du site Sud (à droite). Les
distances à 1.5km correspondent aux emplacements des puits périphériques qui, dans ce cas, n’injectent
pas. Simulation diphasique en rouge et simulation monophasique en bleu. Modèle de variabilité régio-
nale de perméabilité. Pour tous les graphiques de pression en fonction du temps, l’intervalle entre deux
traits pointillés verticaux représente une période de 5 ans.
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FIGURE 9.2 – Perturbations de pression aux puits, pour le scénario de co-injection aux deux sites
d’injection (5 puits chacun), par simulation diphasique (rouge) ou monophasique (bleu). Modèle de
variabilité régionale de perméabilité.
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FIGURE 9.3 – Différences de perturbations de pression après 25 ans d’injection : entre simu-
lation monophasique et simulation diphasique (à gauche). On rappelle, à droite, le champ de
perméabilité du modèle de variabilité régionale. Scénario de co-injection par les deux sites
(à gauche). Au maximum, la simulation monophasique surestime la perturbation de pression
au fond du puits de 0.35MPa et la sous-estimation maximum de la perturbation de pression
à proximité du puits (contour du panache de CO2) est de 0.225MPa. Modèle de variabilité
régionale de perméabilité.
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FIGURE 9.4 – Perturbations de pression à environ 10, 20 et 30km au Nord et au Sud des sites
d’injection par simulation diphasique (rouge) ou monophasique (bleu). Co-injection aux deux
sites d’injection (5 puits chacun). Modèle de variabilité régionale de perméabilité.

206



CHAPITRE 9. SIMULATIONS D’INJECTION DE CO2 SUR LES RÉALISATIONS DU MODÈLE À
VARIABILITÉ LATÉRALE ET VERTICALE DE PERMÉABILITÉ

9.1.2 Simulation monophasique sur les réalisations du modèle de perméabilité à
variabilité spatiale locale

Ici, le scénario étudié est celui de la co-injection pendant 20 ans (monophasique) ou 25 ans
(diphasique), avec 5 puits verticaux pour chacun des sites, et un taux d’injection de 3.56MtCO2
par an et par site. Les résultats de simulation monophasique sur les réalisations du modèle local
sont comparés à ceux de la simulation diphasique sur le modèle régional. Les différences entre
simulations monophasique et diphasique pour le modèle de variabilité spatiale locale seront
évaluées pour les réalisations sélectionnées au paragraphe suivant.

Comme pour le modèle à variabilité régionale précédent, les propriétés statistiques des
résultats en pression des réalisations dépendent de la variabilité spatiale de la perméabilité :
les contours des perturbations de pression sont contraints par les zones de fortes perméabilités
du modèle source (figure 9.5) et sont donc nettement distincts des contours obtenus avec le
modèle homogène (présenté au chapitre 8).

FIGURE 9.5 – Maximum (en haut, à gauche), minimum (en haut, à droite), quantiles 90% (en
bas, à gauche) et 10% (en bas, à droite) des log. des perturbations de pression (en Pa) à 20
ans d’injection obtenues par simulation monophasique sur les 100 réalisations du modèle local.
Scénario de co-injection par les deux sites. L’échelle est identique en X et en Y avec l’axe Y est
gradué en kilomètre (x103 m) pour toutes les figures.

D’après la figure 9.6, pour une période d’injection de 20 ans, les résultats de propagation
de pression dépendent des réalisations : les différences entre minimum et maximum atteignent
plus de 0.1MPa (1bar) sur la majorité du domaine perturbé alors que les résultats maximums
y sont globalement compris entre 0.2MPa et 1MPa (hors zone d’injection), soit des variations
comprises entre 50% et 10%. La dispersion des résultats (différence entre minimum et maxi-
mum du modèle local) aux puits est comprise entre 1.5MPa et 2.5MPa, et 80% des résultats
sont compris dans un intervalle de 0.5MPa ; la valeur moyenne d’augmentation de pression au
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puits est inférieure à 1MPa (figure 9.8).
La variabilité locale de la perméabilité influence significativement la propagation des per-

turbations de pression à l’échelle régionale, puisqu’après 20 ans d’injection, les valeurs maxi-
mums de perturbations de pression à 30km des points d’injection sont en majorité supérieures
aux minimums de perturbations de pression à 10km (figure 9.7). Ainsi, la dispersion des résul-
tats de propagation de perturbations est de l’ordre de plusieurs dizaines de kilomètres. Au maxi-
mum, les perturbations de pression de 0.05MPa se propagent sur environ 115km en Est-Ouest
et 175km en Nord-Sud, contre 90km en Est-Ouest et 155km en Nord-Sud pour le minimum
(figure 9.5). Pour des perturbations de pression plus élevées, les différences sont encore plus
marquées : pour les résultats maximums, les perturbations de pression de 0.5MPa s’étendent,
dans la zone Sud, sur environ 27.5 km en Est-Ouest et 39.5km en Nord-Sud et dans la zone
Nord sur 16 et 14km en Est-Ouest et Nord-Sud, respectivement. Pour les résultats minimums,
cette valeur de perturbation de pression n’est pas atteinte dans la zone Nord et est limitée à la
zone d’injection pour le site Sud.

FIGURE 9.6 – Dispersion (différences entre résultats max. et min., respectivement, en haut, à
gauche), différences des résultats entre quantiles 90% et 10% (en haut, à droite), moyenne (en
bas, à gauche) et écart-type (en bas, à droite) des log. des perturbations de pression (en Pa) à
20 ans d’injection obtenues par simulation monophasique sur les 100 réalisations de variabilité
spatiale de perméabilité. Scénario de co-injection par les deux sites.

La zone où les incertitudes sont les plus fortes (i.e. dispersion des résultats et écarts-types
les plus importants, figure 9.6), en dehors des points d’injection, se trouve au nord et nord-
ouest de la zone d’injection Sud. Elle correspond à la zone d’interférences entre sites décrite
au chapitre précédent et à la zone où l’étendue des fortes perméabilités est restreinte dans la
direction Est-Ouest ("goulot" de perméabilité, cf. le modèle source qui contraint les valeurs de
perméabilités des réalisations, chapitre 7).

Suivant les réalisations, les deux zones d’injection sont plus ou moins bien connectées (cf.
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l’exemple des deux réalisations au chapitre 7), et en fonction de cette connectivité, les résultats
en pression varieront fortement. Les variations sont plus importantes dans le zone Sud car étant
plus proche de zones de faibles perméabilités, la dissipation de la perturbation de pression
dépend de cette connectivité.

Dans le cas de deux projets, cette zone de fortes incertitudes en terme de pression cor-
respond donc à une zone stratégique pour la caractérisation de la variabilité spatiale de la
perméabilité. Il en est de même dans le cas d’injection uniquement dans la zone Sud,

Par comparaison avec le modèle régional, les faibles perturbations de pression peuvent se
propager nettement plus loin dans le cas du modèle local puisque la zone minimum de pro-
pagation de perturbation seuillée à 0.05MPa correspond quasiment à celle du modèle régional
(figure 9.9, différences d’extension par rapport au maximum de 20 à 25km). Par contre, les
zones de propagation des perturbations de pression plus élevées sont plus étendues pour le
modèle régional. Ainsi, à 10km des points d’injection, les perturbations de pression du modèle
local sont toujours inférieures à celle du modèle régional (figure 9.7), et inversement à 30km
des points d’injection.

Ces différences s’expliquent, en partie, par la valeur moyenne du champ de perméabilité
des réalisations du modèle local qui correspond au champ de perméabilité du modèle source
multiplié par 1.62 10−2 ou par 4.99 10−2 (moyennes géométrique et arithmétique, respec-
tivement) alors que, pour le modèle régional, les valeurs de modèle source ont été divisées
arbitrairement par 100. Donc, en moyenne, les perméabilités du modèle local sont supérieures
à celles du modèle régional. Les différences entre ces deux types de modèle illustrent plutôt les
effets des incertitudes relatives aux valeurs moyennes du champ de perméabilité. Cela explique
également que 90% des résultats de perturbations de pression aux puits du modèle de variabi-
lité locale soient inférieurs à celles du modèle de variabilité régionale (figure 9.8). Néanmoins,
à cause de la variabilité locale de la perméabilité, les valeurs maximums de perturbations de
pression au puits en simulation monophasique sont supérieures à celles obtenues par le modèle
régional.
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FIGURE 9.7 – Perturbations de pression à environ 10, 20 et 30 km au nord et au sud des sites
d’injection pour le modèle de variabilité régionale de perméabilité (diphasique : violet, mono-
phasique : turquoise) et propriétés statistiques des perturbations de pression par simulation
monophasique sur les 100 réalisations du modèle de variabilité locale. Scénario de co-injection
par cinq puits pour chacun des sites d’injection (20 ans).
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FIGURE 9.8 – Perturbations de pression aux puits (ici site Nord, le comportement est similaire
au site Sud) pour le modèle de variabilité régionale de perméabilité (diphasique : violet, mo-
nophasique : turquoise) et propriétés statistiques des perturbations de pression par simulation
monophasique sur les 100 réalisations du modèle de variabilité locale. Scénario de co-injection
par cinq puits pour chacun des sites d’injection (20 ans).
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(a) Comparaison des zones de perturbations de pression de 0.05MPa du maximum (en haut, à
gauche), du minimum (en haut, à droite), des quantiles 90% (en bas, à gauche) et 10% (en
bas, à droite) des simulations monophasiques sur les 100 réalisations par rapport à la simulation
diphasique sur le modèle de variabilité régionale. En rouge, lorsque la zone n’est perturbée que
pour les réalisations du modèle local et réciproquement pour les cellules en bleu.

(b) Zone de perturbations de pression de
0.05MPa (à gauche) des résultats moyens des
simulations monophasiques sur les 100 réali-
sations comparée à celle de la simulation di-
phasique sur le modèle de variabilité régionale.
Champ de perméabilité du modèle de variabilité
régionale (à droite).

(c) Log des perturbations de pression médianes
des simulations monophasiques sur les 100 réa-
lisations (à gauche) et Log des perturbations de
pression du modèle de variabilité régionale (à
droite), hormis pour la zone à supérieure à 1MPa
les résultats sur le modèle régional des simula-
tions monophasique et diphasique sont équiva-
lents.

FIGURE 9.9 – Comparaison des résultats en pression (en Pa). Simulations monophasiques sur
les 100 réalisations du modèle local et simulation diphasique sur le modèle régional. Scénario
de co-injection par les deux sites pendant 20 ans.
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9.2 Sélection de réalisations

Les réalisations sont sélectionnées à partir des résultats des simulations monophasiques à la
fin de la période d’injection de 20 ans, par la méthode "distance-based" décrites dans le chapitre
6. Seulement huit réalisations sont sélectionnées du fait des temps de calcul. Ces réalisations
correspondent à des groupes de réalisations de cardinaux différents (de 4 réalisations à 16
réalisations par groupe) et par conséquent, les propriétés statistiques, calculées à partir de la
sélection, ont été pondérées par ces cardinaux (cf. chapitre 6).

Les quantiles 90% et 10% de perturbations de pression, obtenus à partir de la sélection
de réalisations sont similaires ou proches de ceux obtenus avec l’ensemble des réalisation, que
ce soit sur l’ensemble du domaine (figure 9.10), sur les perturbations de pression à 10, 20
ou 30 km des puits (figure 9.15) ou pour la majorité des pressions aux puits (figure 9.14).
Les différences entre zones de propagation des perturbations de pression seuillées à 0.05MPa
des deux ensembles sont négligeables pour le quantile 90% (figure 9.13). Pour la zone des
perturbations de pression seuillées à 0.5MPa, les différences sont essentiellement dans la zone
Sud : de l’ordre de plusieurs kilomètres (de 3 à 5km, sachant que l’extension latérale pour le
quantile 90% de la sélection est d’une vingtaine de kilomètres).

FIGURE 9.10 – Maximum (en haut, à gauche), minimum (en haut, à droite), quantiles 90% (en
bas, à gauche) et 10% (en bas, à droite) des log. des perturbations de pression (en Pa) à 20 ans
d’injection obtenues par simulation monophasique sur la sélection de réalisations de variabilité
spatiale de perméabilité

En revanche, les résultats maximums et minimums de la sélection diffèrent de ceux de l’en-
semble des réalisations (figure 9.12). Les résultats maximum, minimum de la sélection sont
quasiment identiques à ceux des quantiles 90% et 10% (figure 9.10). Une des réalisations
sélectionnées, représentant l’équivalent de 4 réalisations sur 100 (les autres représentent au
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moins 11 réalisations), est à l’origine des quelques différences entre le quantile 90% et maxi-
mum ou entre le quantile 10% et le minimum, en particulier pour la réponse aux puits dans la
zone Sud (figure 9.14).

FIGURE 9.11 – Dispersion (différences entre résultats max. et min., en haut, à gauche), diffé-
rences des résultats entre quantiles 90% et 10%, moyenne (en haut, à droite) et écart-type (en
bas, à droite) des log. des perturbations de pression (en Pa) à 20 ans d’injection obtenues par
simulation monophasique sur la sélection de réalisations de variabilité spatiale de perméabilité.

Si la sélection ne permet pas de retrouver la dispersion des résultats de l’ensemble exhaustif,
elle rend compte de la dispersion des résultats de 80% des réalisations. De plus, la sélection
permet de distinguer la même zone de fortes incertitudes de la réponse en pression, résultant
de la variabilité locale de perméabilité, que l’ensemble des réalisations (figure 9.11). En effet,
au nord et à l’ouest de la zone Sud d’injection, la dispersion des résultats des quantiles (90%
et 10%) et les écarts-types sont localement plus élevés que sur le reste du domaine, pour la
sélection comme pour l’ensemble des réalisations.

Enfin, la sélection donne également des résultats moyens équivalents à ceux des 100 réa-
lisations, avec des différences négligeables sur l’ensemble du domaine (figure 9.12) ainsi que
pour les perturbations de pression loin des puits (figure 9.15) et des différences faibles aux
puits (figure 9.14).
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FIGURE 9.12 – Ecarts entre résultats de perturbations de pression (en Pa) de la sélection et
de l’ensemble exhaustif des réalisations de variabilité spatiale locale de perméabilité pour le
maximum (en haut, à gauche), pour le quantile 90% (en haut à droite), pour la moyenne
(en bas, à gauche) et pour les écarts-types (en bas, à droite) à 20 ans d’injection obtenus par
simulation monophasique. Scénario de co-injection par les deux sites.

FIGURE 9.13 – Comparaison des zones de perturbations de pression seuillées à 0.05MPa (à
gauche) et à 0.5MPa (à droite) pour les quantiles de 90% obtenus pour l’ensemble exhaustif des
réalisations (100 réalisations) ou uniquement pour la sélection de réalisations (8 réalisations).
En bleu, zone perturbée uniquement pour l’ensemble exhaustif de réalisations.
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FIGURE 9.14 – Propriétés statistiques des perturbations de pression aux puits ; réalisations sé-
lectionnées et ensemble des réalisations. Exemples pour deux puits (central et Nord-Est) à
chacun des deux sites. Simulation monophasique du scénario de co-injection des deux sites
pendant 20 ans.
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FIGURE 9.15 – Propriétés statistiques des perturbations de pression à environ 10, 20 et 30 km au
nord et au sud du site d’injection Sud ; réalisations sélectionnées et ensemble des réalisations.
Simulation monophasique du scénario de co-injection des deux sites pendant 20 ans.
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9.3 Simulation diphasique sur la sélection de réalisations

L’analyse est faite d’une part sur quelques réalisations sélectionnées 2 pour identifier spéci-
fiquement les effets de la variabilité locale de perméabilité sur la réponse du système.

D’autre part, les propriétés statistiques provenant des simulations diphasiques sur les réali-
sations du modèle local sont comparées aux résultats de simulation monophasique sur la sélec-
tion et de simulation diphasique sur le modèle régional pour évaluer globalement l’influence
de la variabilité locale de la perméabilité.

9.3.1 Analyse sur les réalisations

La variabilité locale a une influence non-négligeable puisque les zones de propagation sont
distinctes en fonction des réalisations (figures 9.16 et 9.18). Ainsi, la propagation des pertur-
bations de pression suit les contraintes de perméabilité locales, rejoignant les zones de forte
perméabilité et contournant celles de faibles perméabilité. Les variations de propagations de
pression entre réalisations, et donc les variations potentielles d’interférences, sont explicite-
ment associées aux différentes variations locales de perméabilité. Par exemple, si on examine
les vues en coupes Nord-Sud (figures 9.16b et 9.17b), la propagation de pression vers le nord
depuis le site Sud est plus limitée pour la réalisation B que pour la réalisation A puisqu’entre
270 et 240km les perméabilités de la réalisation B sont nettement plus faibles qu’en A.

Comme pour les modèles 2D, la pression s’équilibre verticalement, hormis au niveau des
points d’injection. La variabilité verticale de perméabilité a donc probablement une influence
mineure sur la réponse en pression en dehors de la zone d’injection. Néanmoins, les variations
verticales peuvent assurer une continuité latérale des zones de forte ou faible perméabilité qui
contrôlerait l’écoulement.

Pour le panache de CO2, contrairement aux modèles 2D de la partie II, l’extension maximale
se situe au toit du Bathonien (vue en coupe, figure 9.18, hormis pour le panache de la zone
Nord de la réalisation A). Du fait de la configuration verticale des puits du modèle 3D, les dif-
férences avec le modèle homogène sont moins prononcées que dans le cas du puits horizontal
des modèles 2D. Néanmoins, pour ces modèles 3D, les profils de panache sont irréguliers verti-
calement à cause de barrières de perméabilité le long de l’axe vertical du puits, et asymétriques
autour de cet axe en fonction de la variabilité latérale de la perméabilité.

2. sur 6 des réalisations sélectionnées ; une lettre est assignée à chacune des réalisations pour les distinguer lors
de l’analyse des résultats.

217



CHAPITRE 9. SIMULATIONS D’INJECTION DE CO2 SUR LES RÉALISATIONS DU MODÈLE À
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(a) Vue de dessus du Bathonien. Les champs de perméabilité (à droite) sont seuillés à 20mD (2
10−14m2).

(b) Coupe Nord-Sud, passant par les puits centraux d’injection

FIGURE 9.16 – Champs de perméabilité et log. des perturbations de pression (en Pa) à 25 ans
d’injection pour les réalisations sélectionnées A (en haut de chaque figure numérotée) et B (en
bas de chaque figure numérotée).
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(a) Vue de dessus du Bathonien. Les champs de perméabilité (à droite) sont seuillés à 20mD (2
10−14m2).

(b) Coupe Nord-Sud, passant par les puits centraux d’injection

FIGURE 9.17 – Champs de perméabilité et log. des perturbations de pression (en Pa) à 25 ans
d’injection pour les réalisations sélectionnées C (en haut de chaque figure numérotée) et D (en
bas de chaque figure numérotée).
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(a) Réalisations A et B

(b) Réalisations C et D

FIGURE 9.18 – Saturation en gaz et champs de perméabilité à 25 ans d’injection pour les réali-
sations sélectionnées. Vue en coupe Nord-Sud, passant par les puits centraux.
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En fonction de la réalisation, les résultats en pression aux puits de la simulation mono-
phasique constituent une approximation plus ou moins acceptable de ceux de la simulation
diphasique (figure 9.19). Par exemple dans la zone Nord, pour la réalisation C, les résultats des
deux types d’écoulements sont confondus alors que pour la réalisation D, les surestimations de
la simulation monophasique sont de l’ordre de plusieurs bars et varient en fonction du puits.
Pour la réalisation D, les puits en début d’injection de CO2, ont un comportement en pression
similaire au cas où un seul puits injecte (cf. paragraphe 9.1.1), témoignant d’une plus faible
influence des interférences entre puits.

La réponse en pression est plus sensible à la variation spatiale de la perméabilité pour
l’injection de CO2 que pour l’eau. Aux puits, l’effet de la compartimentation latérale et verticale
est observable voire déductible des profils de pression de la simulation diphasique, qui fluctuent
au cours du temps, alors que les profils de la simulation monophasique sont plutôt monotones
au cours du temps (figure 9.19). Dans le cas de milieu anisotrope ou de modèle de perméabilité
par couches, Strandli and Benson [2] ont également constaté que la réponse en pression aux
puits d’observation (à une centaine de mètres du puits d’injection) suite à l’injection de CO2
permettait de caractériser les hétérogénéités et donc la migration du panache mais que ce
phénomène ne pouvait pas être reproduit par simulation monophasique.

A l’exception des points d’injection, les perturbations de pression de la simulation dipha-
sique sont globalement supérieures à celles de la simulation monophasique comme cela a été
observé lors de la comparaison sur le modèle régional (paragraphe 9.1.1). Mais les différences
entres les deux types d’écoulement s’atténuent loin des puits. Loin de la zone d’injection, les
résultats de simulation monophasique et diphasique sur l’ensemble des réalisations devraient
être proches.
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tionnées. Simulations diphasique et monophasique, 20 ans d’injection.
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FIGURE 9.20 – Perturbations de pression à environ 10, 20 et 30 km au nord et au sud du site
d’injection Sud de quatre des réalisations sélectionnées (caractéristiques similaires pour le site
Nord). Simulations diphasique et monophasique, 20 ans d’injection.

9.3.2 Comparaison des propriétés statistiques des simulations diphasiques sur le
modèle local aux résultats du modèle régional

Comparés aux résultats de simulation monophasique sur la sélection de réalisations, pour
une période de 20 ans d’injection, les résultats de la simulation diphasique sont :

– équivalents pour la propagation des perturbations de pression seuillées à 0.05MPa (in-
tervalle d’incertitudes de l’extension de l’ordre de dizaines de kilomètres).

– équivalents en terme de dispersion des résultats de pression : supérieure à 0.1MPa sur
la majorité du domaine perturbé (figure 9.22), les perturbations maximum mesurées à
30km des zones d’injection peuvent être équivalentes ou supérieures à celles mesurées à
10km (figure 9.25) ; on retrouve la zone de fortes incertitudes corrélée à la zone d’inter-
férence et à la zone de "goulot" de perméabilité.

– différents pour le comportement en pression aux puits, jusqu’à une vingtaine de kilomètre
de la zone d’injection. Ainsi, les zones maximum ou le quantile 90% de perturbation de
pression seuillée à 0.5MPa sont plus larges que celles décrites en monophasique. Une
pressurisation plus importante du domaine serait prévue par la simulation diphasique.

La comparaison des simulations diphasiques sur le modèle régional à celles sur les réalisa-
tions du modèle local est effectuée sur les résultats de co-injection après une période de 25 ans
d’injection.

De même que pour les simulations monophasiques, la propagation des perturbations de
pression seuillées à 0.05MPa du modèle régional tend vers le minimum décrit par les simu-
lations diphasiques du modèle local (figure 9.23). En revanche, les prévisions de pression
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plus proches des zones d’injection du modèle régional (cf. zones des perturbations de pres-
sion seuillées à 0.5MPa, figure 9.23) tendent vers les résultats du quantile 90% des simulations
diphasiques sur la sélection de réalisation (figure 9.21) alors qu’elles étaient nettement supé-
rieures à celui des simulations monophasiques du modèle local.

De plus, le comportement en pression aux puits est distinct entre simulations diphasiques
sur le modèle régional et le modèle local. En début d’injection, les pressions maximales aux
puits obtenues avec les réalisations du modèle local peuvent être nettement supérieures à
celles du modèle régional (figure 9.24) mais elles décroissent rapidement pour finalement,
après 25 ans d’injection, être inférieures à celles du modèle régional. La compartimentation,
précédemment mentionnée, est à l’origine de ce comportement.

FIGURE 9.21 – Log. des perturbations de pression (en Pa) maximum (en haut, à gauche), mini-
mum (en haut, à droite), quantiles 90% (au centre, à gauche) et 10% (au centre, à droite) du
modèle local et celles du modèle régional (en bas) à 25 ans d’injection obtenues par simulation
diphasique sur la sélection de réalisations (8 réalisations).
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FIGURE 9.22 – Dispersion (différences entre résultats max. et min., en haut, à gauche), diffé-
rences des résultats entre quantiles 90% et 10%, moyenne (en haut, à droite) et écart-type (en
bas, à droite) des log. des perturbations de pression (en Pa) à 25 ans d’injection obtenues par
simulation diphasique sur la sélection de réalisations du modèle local.

FIGURE 9.23 – Comparaison des zones de perturbations de pression seuillées à 0.05MPa (à
gauche) et à 0.5MPa (à droite) des quantiles de 90% et 10% de la simulation diphasique sur
la sélection de réalisations à ceux du modèle régional. En rouge, zone perturbée uniquement
pour la sélection de réalisations du modèle local et réciproquement en bleu.
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9.4 Discussion et Conclusion

Pour les scénarios d’injection envisagés, les contraintes induites par le champ de perméabi-
lité sont nettement plus importantes que celles causées par les injections multiples. Les diffé-
rences entre modèle homogène et modèle de variabilité spatiale sont largement supérieures à
celles produites par les interférences entre sites d’injection.

L’influence significative de la variabilité latérale observée sur la réponse du système à
l’échelle régionale souligne qu’estimer la propagation de pression sous forme de cercle concen-
trique (ou l’équivalent avec les interférences de pression), comme prévue par la simulation sur
le modèle homogène, serait déraisonnable pour une étude de faisabilité du stockage.

Les effets de la variabilité latérale de la perméabilité sur la propagation de pression avaient
déjà été indiqués par Bandilla et al. [3] (cf. chapitre 4) mais de façon corrélée à la profondeur.
Les travaux effectués ici montrent d’une part l’influence prépondérante de la perméabilité et
d’autre part que les incertitudes associées sur la réponse du système ne sont pas négligeables
même à l’échelle régionale.

Les principaux risques associés à nos modèles d’injection sont induits par la forte extension,
variable, de la perturbation de pression. Si le seuil de 0.05MPa est fixé pour définir la zone de
surveillance, alors elle s’étendrait latéralement sur une centaine de kilomètres dans le cas de
la co-injection, avec une incertitude de l’ordre de plusieurs dizaines de kilomètres. Les incer-
titudes sur la propagation des perturbations de pression plus élevées sont du même ordre de
grandeur.

Pour ces modèles, l’augmentation de pression ne serait pas problématique puisque les fortes
valeurs de perméabilité dans les zones d’injection conduisent à des perturbations de pression
aux puits relativement faibles comparées au maximum admissible.

Les taux d’injection pourraient donc être plus importants, permettant de stocker une quan-
tité plus conséquente de CO2. Mais, l’augmentation des taux d’injection conduira à des pertur-
bations de pression plus importantes sur le domaine et donc potentiellement à des interférences
de pression plus conséquentes. D’autre part, la pression au puits est probablement sous-estimée
à cause de la discrétisation aux puits (cellules d’environ 70m latéralement). Toutefois, comme
cela a également été souligné par Chadwick et al. [4], dans le cas d’injection réelle, le taux
d’injection sera progressivement augmenté, pour atteindre une pression raisonnable, évitant le
pic de pression simulé, induit par le choc de l’injection du CO2 dans l’aquifère.

La résolution du maillage des modèles conduit aussi à une évaluation approximative du
panache de CO2 ainsi que des phénomènes de transport et de dissolution associés, qui requer-
raient un maillage plus fin dans la zone d’injection.

Enfin, les simulations ont été conduites en imposant des conditions aux limites fermées (au
toit de la couverture, au mur du Bajocien sous-jacent au Bathonien, et sur les limites latérales).
Or la perturbation de pression se propage sur toute l’épaisseur du Bajocien, voire localement
sur toute l’épaisseur de la couverture et atteint également la limite latérale sud du modèle.
Rappelant que cette limite correspond soit à l’affleurement, soit à la disparition de la couver-
ture, la perturbation de pression des modèles a probablement été surestimée. La perturbation
de pression sera partiellement atténuée par sa propagation dans la pile sédimentaire, en fonc-
tion des propriétés des formations, et par la sortie de saumure dans les zones non-confinées.
D’autres perturbations du système n’ont pas été modélisées, notamment la présence de failles.

Plusieurs questions se sont posées au cours de ces travaux. Aux deux principales, nous
apportons à l’issue de ce chapitre les réponses suivantes :
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1. Est-il plus pertinent de simuler l’écoulement diphasique sur un modèle de variabilité
régionale ou de simuler l’écoulement monophasique sur des centaines de modèles de variabilité
spatiale locale ?

Le constat de forte dispersion des résultats aux puits, dans le cas du modèle local, peut être
relié aux travaux d’ Issautier [5] qui observait que la capacité de stockage dépendait fortement
des hétérogénéités modélisées (la pression au puits de ses modèles était constante). En limitant
la représentation de la variabilité spatiale à une échelle régionale, l’évaluation de la capacité
de stockage sera problématique puisque ce modèle suppose une connectivité importante dans
la zone d’injection. Même si la simulation monophasique tend à surestimer le pic de pression
aux puits, cette simulation sur les réalisations du modèle local donne un encadrement de la
capacité plus réaliste que la seule valeur obtenue par le modèle régional.

De même pour caractériser les incertitudes sur la propagation de pression loin des puits,
et en particulier pour déceler les zones d’incertitudes majeures, la simulation monophasique
sur la centaine de réalisations est plus pertinente que la simulation diphasique sur le modèle
régional, sachant que les résultats monophasiques loin des puits sont équivalents à ceux du
diphasique.

En revanche, la simulation monophasique reste limitée pour évaluer les perturbations de
pression plus élevées à proximité de la zone d’injection ou pour caractériser les interférences
entre puits proches. Pour ce type de perturbations, ou pour une évaluation concomitante de la
migration du panache, alors la simulation diphasique sur le modèle régional sera plus appro-
priée, à défaut de réaliser la simulation diphasique sur les réalisations du modèle local.

2. Qu’apportent les simulations diphasiques sur la sélection de réalisation ?
La simulation monophasique faussant l’évaluation des seuils de pression, la simulation di-

phasique sur les réalisations sélectionnées à partir des résultats de simulations monophasiques
apporte plus de précisions sur l’amplitude de la perturbation de pression. En particulier aux
puits où l’évolution de la réponse en diphasique est plus sensible à la compartimentation du
réservoir. La simulation diphasique sur la sélection de réalisations est donc utile pour évaluer
les incertitudes de la réponse à proximité des puits et effectuer un calcul plus réaliste de la
capacité du stockage, sans que les simulations diphasiques soient nécessaires sur l’ensemble
exhaustif des réalisations.

Les deux types de simulations d’écoulement sont donc complémentaires. La simulation mo-
nophasique sur l’ensemble des réalisations apporte les informations nécessaires pour les pré-
visions de perturbations de pression loin des puits, tandis que la simulation diphasique sur la
sélection de réalisations permet de mieux définir les perturbations de pression à proximité des
zones d’injection, tout en tenant compte des interférences entre projets et des contraintes de
perméabilité à l’échelle régionale.
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Conclusion

La thèse avait pour objectif d’évaluer la réponse du système aux injections multiples de CO2
en considérant les incertitudes inhérentes aux propriétés des formations souterraines.

Le problème des incertitudes a d’abord été traité sur des modèles 2D pour encadrer et
optimiser l’étude régionale en 3D.

L’étude 2D, à court-terme a permis de montrer que :
– La compressibilité des pores et la variabilité spatiale de la perméabilité jouent un rôle

prédominant sur la réponse du système.
– La modélisation de la variabilité spatiale de la perméabilité s’avère critique. La représen-

tation de la variabilité spatiale doit être explicite pour obtenir une évaluation pertinente
de la perturbation du système. Néanmoins, il suffit de représenter les seules variations
majeures de perméabilité. La résolution fine de la variabilité de la perméabilité ne serait
pas nécessaire pour rendre compte de l’évolution de la perturbation de pression et de la
migration du gaz.

– La représentation de la variabilité spatiale de la porosité et de la compressibilité des pores
peut être négligée en l’approchant par une valeur équivalente sur l’ensemble du domaine.

Pour réduire les temps de calculs, des méthodes de sélection de réalisations de champ
de perméabilité ont été testées et validées sur le modèle 2D, en s’appuyant sur une réponse
simplifiée : la simulation monophasique. La méthode s’avère efficace puisque les réalisations
sélectionnées permettent de reproduire les comportements statistiques de l’ensemble exhaustif
mais son efficacité repose sur un critère de sélection spécifique à la réponse étudiée.

Des modèles 3D ont été construits, représentant le Bathonien, formation potentiellement
favorable au stockage de CO2, ainsi que ses formation sus- et sous-jacentes du bassin parisien.
La structure du modèle et les propriétés assignées aux formations reposent sur un modèle
existant fondé sur l’évolution du bassin au cours des temps géologiques. Elles ont été adaptées
pour un modèle de stockage de CO2 à l’état actuel.

A partir des modèles 3D, il a été vérifié à plus long terme (dizaines d’années) :
– L’influence de la variabilité spatiale de la perméabilité, régionale et locale, et celle de la

compressibilité des pores sur la prévision des résultats en pression. Les incertitudes sur
ces deux paramètres auront des conséquences plus importantes sur les interférences de
pression et sur la capacité dynamique des formations sédimentaires que celles liées à la
configuration d’injection pour les scénarios envisagés au cours de la thèse.

– La relativement faible influence de la perméabilité de la couverture sur les résultats en
pression (et négligeable pour le comportement du CO2).

– Pour les scénarios d’injection proposés, les interférences entre sites distants de plusieurs
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dizaines de kilomètres restent minimes. Néanmoins, les interférences seront plus consé-
quentes si les deux sites n’injectent pas sur la même période ou si la compressibilité des
pores est plus faible, et ces interférences dépendent de la variabilité spatiale locale.

– Associées à la variabilité spatiale locale de la perméabilité, les incertitudes les plus impor-
tantes sont rencontrées dans les zones d’interférences entre sites et aux puits d’injection.
Par conséquent, la faisabilité de différents projets au sein d’un même aquifère requiert
l’étude préliminaire des incertitudes par des réalisations de variabilité locale de la per-
méabilité, plutôt que par un modèle de variabilité régionale dont les valeurs ont été
artificiellement approchées des données locales (réduction de deux ordres de grandeurs
des valeurs du modèle de bassin).

– L’efficacité de la méthode de sélection pour les modèles 3D en s’appuyant sur la com-
paraison des résultats des simulations monophasiques. Les simulations monophasique et
diphasique sont complémentaires pour évaluer les incertitudes associées à la variabilité
spatiale. Dans le but de conserver des temps de calcul raisonnable, la simulation mo-
nophasique appliquée à l’ensemble exhaustif des réalisations permet de caractériser les
incertitudes sur les propagations de pression loin des puits ; la simulation diphasique, sur
les réalisations sélectionnées à partir des résultats de la simulation monophasique, pal-
lie le manque de précision du monophasique en donnant une meilleure évaluation des
incertitudes de la réponse en pression à proximité des zones d’injection.
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Perspectives

Les perturbations induites par l’injection de CO2 ne produiront pas seulement des inter-
férences entre projets de stockage mais peuvent également avoir des conséquences sur les
autres utilisations du sous-sol. A contrario, les perturbations induites par d’autres utilisations
du sous-sol, par exemple la production d’énergie géothermique ou la production d’eau dans
des formations superficielles, peuvent d’une part interférer et ajouter une nouvelle contrainte
sur la propagation des perturbations. D’autre part, en perturbant les gradients de pression, ces
perturbations peuvent modifier les prévisions de zone de surveillance qui se fondent sur les
gradients de pression entre la formation d’injection et les formations stratégiques de ressource
en eau. L’étude régionale de projets d’injection de CO2 devrait alors être réalisée en tenant
compte de ces autres utilisations.

La production de saumure pourrait être envisagée afin de limiter la perturbation de pression
(scénario de "pressure management") . En particulier, cette contrainte pourrait être ajoutée
dans les zones où les prévisions de perturbations sont les plus incertaines et où les risques
d’interférences sont les plus importants, c’est-à-dire, dans la zone stratégique définie par les
simulations sur les réalisations du modèle local.

Dans les scénarios qui ont été proposés, les interférences entre sites ainsi que la pression
maximum mesurées étaient relativement faibles. D’autres scénarios d’injection pourraient être
suggérés, en augmentant les taux d’injection et le nombre de site d’injection pour quantifier
les limites de stockage du bassin et les comparer aux calculs de capacité statique. De plus, ici,
pour évaluer les différences de perturbations de pression pour une même quantité de CO2 in-
jecté, le taux d’injection a été fixé à une valeur constante. Il n’a donc pas été possible d’évaluer
quantitativement des variations de capacité de stockage en fonction de ces paramètres. Une
approche quantitative de la capacité et de sa sensibilité aux interférences associées à la varia-
bilité spatiale de la perméabilité pourrait être adoptée en réalisant des simulations à pression
d’injection constante.

Les incertitudes sur d’autres paramètres du modèle et leurs conséquences pourraient être
étudiées. En particulier, sur le modèle local, les incertitudes sur la variance de la distribution de
perméabilité, le quantile choisi pour les données du modèle source ou encore la modélisation
des failles n’ont pas été prises en compte.

Les principales limitations pour le modèle 3D sont relatives aux conditions aux limites im-
posées et à la résolution du maillage. L’utilisation d’un maillage type Voronoï permettrait d’ob-
tenir une description plus fine dans la zone d’injection tout en limitant le nombre de mailles.
Pour éviter le biais relatif aux conditions aux limites fermées, il faudrait représenter une pile
sédimentaire plus épaisse et imposer des conditions aux limites ouvertes si les formations af-
fleurent. De plus, les variations spatiales thermiques, de salinité ou de pression (hors équilibre
hydrostatique) du bassin ainsi que l’écoulement régional n’ont pas été pris en compte lors des
simulations. Ces phénomènes ont été supposés négligeables pour les échelles de temps considé-
rées. Néanmoins, si ces variations sont suffisamment importantes, la modélisation de celles-ci
s’avèrerait nécessaire pour des échelles temporelles plus grandes et pour la caractérisation du
comportement du CO2 (en particulier la dissolution qui dépend fortement de ces paramètres)
ou de la saumure déplacée (par exemple, pour le calcul de la pression critique de la zone de
surveillance, qui dépend principalement de la température et de la salinité).

Enfin, l’étude de méthodes de sélections pourrait être approfondie pour rechercher une
méthode ou un critère qui permettrait de réaliser une sélection à la fois discriminante pour la
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réponse en pression et pour la migration du CO2.
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Annexe A

Description du logiciel TOUGH2 et
Performances du module
TOUGH2/ECO2N

A.1 Le logiciel TOUGH2 et ses suites appliquées aux problèmes de
stockage de CO2

A.1.1 TOUGH2

TOUGH2 est un simulateur multiphasique, multicomposants, résolvant les équations de
conservation de la masse et de l’énergie pour des systèmes à plusieurs phases et compo-
sants [1]. Pour la résolution numérique, les équations sont discrétisées :

- spatialement par la méthode de différence d’intégrale finie.
- dans le temps en différence finie de façon implicite (fully implicit).
La discrétisation conduit à un système d’équations non-linéaires avec pour inconnues les

variables thermodynamiques (dépendantes du temps) pour chaque cellule du maillage. Ce pro-
blème est alors résolu sous forme résiduelle par la méthode de Newton-Raphson. La résolution
du système linéaire (des résidus) peut se faire soit de manière directe soit de façon itérative,
selon le choix de l’utilisateur.

A.1.2 Le module ECO2N

A ce code principal et commun à toutes les options de TOUGH2, s’ajoute le module des
propriétés des fluides spécifique au problème de stockage de CO2 dans les aquifères salins :
ECO2N. Ce module gère les propriétés physico-chimiques et thermodynamiques du mélange
saumure-CO2 [2].

Dans le cas de ECO2N, les variables thermodynamiques "primaires" sont la pression, la
température, la salinité et la concentration en CO2. Des conditions particulières sont appli-
quées aux deux dernières variables en fonction de la présence de ces composants dans une
ou deux phases (solide/dissout pour NaCl, dissout/"CO2-rich phase" pour le CO2). A partir de
ces variables, les propriétés thermophysiques (ou paramètres secondaires) sont calculées par
le module d’équation d’état ECO2N lors du processus itératif du code principal.

Précédemment, la dissolution du CO2 dans la phase aqueuse était modélisée en moyennant
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la loi de Henry modifiée ("evaporation model" incluant les effets de la fugacité du CO2). Dans
la version utilisée (2002), le partitionnement entre H2O et CO2 dans les phases aqueuses et
gaz a été amélioré et inclut les effets de la concentration en sel dans la phase aqueuse [3]
en particulier pour l’évaporation de la phase aqueuse et la précipitation de sel au niveau de
l’injection du CO2 anhydre (effet "dry-out"). Une comparaison des résultats entre l’ancienne et
la nouvelle version a été effectuée (cf. annexe A.2, page 239).

Les solubilités de l’H2O et du CO2 dans chacune des phases sont calculées à partir des cor-
rélations de Spycher and Pruess [4] dans la saumure. Ces corrélations, pour des températures
comprises entre 12 et 100°C, des pressions entre 1 et 600 bars et jusqu’à 6 moles/kgw de NaCl,
correspondent aux résultats obtenus expérimentalement par d’autres auteurs (différences infé-
rieures à 7%).

Les propriétés des fluides (densité, viscosité) sont déterminées dans le cas de l’eau via
les tables d’équations données par the International Formulation Committee (1976), et dans
le cas du CO2 via les données tabulées des corrélations d’Altunin (1975). Ces corrélations
ont été vérifiées par d’autres auteurs et ont été approuvées par comparaison à des données
expérimentales 1. Le calcul de la densité et de la viscosité de la phase riche en CO2 est approché
en considérant la pression de vapeur de l’eau négligeable (à des températures inférieures à
100°C) et donc uniquement une phase pure en CO2.

Pour la viscosité de la saumure, la corrélation utilisée correspond également aux données
expérimentales mais ne tient pas compte de la concentration en CO2 dissout. Par contre, la
densité de la saumure, après un premier calcul supposant une phase pure en H2O, est corrigée
pour tenir compte des effets de la salinité et de la densité du CO2 dissout dans l’eau.

A.1.3 La version parallélisée de TOUGH2 : TOUGH2-MP

Le logiciel TOUGH2 existe également sous une version parallélisée TOUGH2-MP[5] qui per-
met d’augmenter significativement les performances en temps de calcul du logiciel. Cette ver-
sion parallélisée permet d’utiliser des modèles plus complexes par rapport à la version simple de
TOUGH2. En particulier, le logiciel TOUGH2 est limité a un maillage d’environ 110000 mailles
et 410000 connections et requiert des temps de calcul relativement longs. Avec TOUGH2-MP,
il est possible de simuler des modèles de plusieurs centaines de milliers à millions de mailles.

Les résultats obtenus par TOUGH2 et TOUGH2-MP sur des maillages de milliers de mailles
sont identiques et, dans le cas testé, le temps de calcul est réduit d’environ un facteur 10 avec
20 processeurs en parallèle. Le logiciel TOUGH2-MP a donc été utilisé pour les modèles 3D
à l’échelle du bassin nécessitant un nombre de mailles important. Pour les modèles 2D et les
modèles 3D conceptuels, les calculs ont été effectués avec le logiciel TOUGH2.

Le logiciel TOUGH2 et ses suites présentent l’inconvénient de ne pas posséder d’inter-
face graphique propre (à l’exception de quelques logiciels commerciaux indépendants comme
Petrasim[6] mais qui peuvent restreindre fortement l’utilisation du logiciel), ni de modules
de preprocessing (à l’exception du MESHMAKER mais qui reste limité à quelques maillages
simples) ni de postprocessing. En revanche, il permet une grande flexibilité dans son utilisa-
tion. Les fichiers sources étant disponible, il est possible de rajouter des modules ou de les
modifier si nécessaire. Cela permet également de mieux comprendre et contrôler les méthodes
et étapes de calculs réalisées, par comparaison à d’autres logiciels.

1. La méthode de calcul pour ces propriétés de fluide n’a pas été changée par rapport aux versions précédentes
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Les données de sorties et d’entrées sont donc créées par l’utilisateur. Pour visualiser et traiter
de façon efficace les résultats, le logiciel R a principalement été utilisé au cours de cette thèse,
notamment pour l’étude statistique des résultats. Les logiciels comme Tecplot [7] et Paraview
ont également été utilisés pour la visualisation et le traitement des résultats des modèles 3D.
Les données d’entrées et de sorties ont été rendues compatibles avec chacun des logiciels, dans
certains cas en faisant appel à des modules crées à cet effet comme Tough2toolbox[8] (pour
la transformation de maillage de TOUGH2 à Paraview) ou les plug-ins développés par Kidova
(pour le passage du modélisateur statique GocaD à TOUGH2).

A.2 Description du problème comparatif de LBNL [9] : Coupe verti-
cale de l’injection de CO2 dans un aquifère salin par un puits ho-
rizontal. Mise en évidence de l’amélioration du module ECO2N
et comparaison des résultats en fonction des conditions aux
limites

Ce modèle est basé sur le cas d’injection dans la formation gréseuse d’Utsira du champ
de Sleipner. La représentation de l’injection se fait via un modèle 2D représentant une coupe
verticale du puits injecteur horizontal. Le modèle utilise les valeurs de référence du projet
de Sleipner pour l’épaisseur, la perméabilité, la pression, le taux d’injection et la présence de
barrières argileuses dans le réservoir (4 couches d’argiles sont intercalées dans le réservoir
gréseux arbitrairement).

Le modèle fait 6000m de long pour 184m de hauteur, la pression initiale est hydrostatique
et restera fixée à cette pression pour la limite verticale à 6000m, les conditions sont supposées
isothermes.

Le taux d’injection est représentatif pour une section de 1m du taux total de 1MtCO2/an
d’un puits horizontal injectant sur 100m en supposant également une symétrie axiale au niveau
du puits. Le temps d’injection est de 2 ans. Cependant, la symétrie axiale est valable dans ce
cas seulement parce que les couches sont supposées homogènes latéralement.

Observations générales sur les résultats du modèle (condition à la limite latérale ouverte)
L’injection de CO2 induit une forte augmentation de pression, rapide au niveau du puits, aug-

mentation moins forte et moins rapide en s’éloignant du puits. Le système atteint rapidement
des conditions d’écoulements quasi-stationnaire au niveau du puits (le flux sortant au niveau
du puits est quasi-constant, égal au taux d’injection) et au bout d’un mois les perturbations de
pression ont atteint leur maxima, la pression devient constante (figure A.3).

Mise en évidence du phénomène d’imbibition spontanée au niveau du puits avec d’abord
une diminution du taux d’écoulement de la phase aqueuse, qui augmente à nouveau à cause de
l’augmentation de la saturation en gaz et donc de la pression capillaire. Ce phénomène s’arrête
lorsque la pression capillaire seuil est atteinte. L’arrêt d’arrivée d’eau permet l’accélération du
dry-out et la précipitation de sel au niveau du puits.

A.2.1 Amélioration de TOUGH2/ECO2N par rapport à la version ECO2 2002/2003

La principale différence entre les deux modèles est la précipitation de sel dans le nouveau
modèle aux alentours du puits alors que dans l’ancien modèle les conditions pour la préci-
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pitation n’étaient pas atteintes. Le nouveau modèle de partitionnement permet d’obtenir une
évaporation de l’H2O plus importante conduisant à la précipitation de sel. Le taux de dissolu-
tion dans le nouveau cas est légèrement inférieur à l’ancien (21,5% contre 20%).

Les modèles présentent des résultats similaires en termes de pression (figure A.1) et de
saturation en gaz. Toutefois, le nouveau modèle présente une extension latérale du panache
de CO2 plus importante avec, par exemple, une extension de Sg=0.1 jusqu’à 2000m pour le
nouveau modèle contre 1700m pour l’ancien (figure A.2, limite Sg=0.1 entre le bleu clair et le
turquoise).

(a) Carte des pressions à 2 ans d’injection, ancien
module [9]

(b) Carte des pressions à 2 ans d’injection, nou-
veau module ECO2N

FIGURE A.1 – Comparaison des pressions, ancien et nouveau module

(a) Saturation en gaz à 1 et 2 ans d’injection,
ancien module [9]

(b) Saturation en gaz à 1 et 2 ans d’injection, nouveau
module ECO2N

FIGURE A.2 – Comparaison des saturations en gaz, ancien et nouveau module
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A.2.2 Comparaison des résultats en fonction des conditions aux limites

Le nouveau modèle est modifié en n’imposant pas de pression à la limite du domaine à
6000m, celle-ci est maintenant fermée aux flux. De telles conditions sont comparables au cas
où l’aquifère serait compartimenté (présence de failles scellantes à 6km du puits) ou encore
cela peut simuler la présence d’un puits équivalent (image-miroir) à égale distance de la limite
du domaine (soit 12km de distance entre les section de puits). En comparant les résultats des
2 types de simulations, l’impact des conditions aux limites sur la réponse en pression et sur
l’extension de la bulle de CO2 est mis en évidence.

FIGURE A.3 – Comparaison des résultats (Modèle 2D, puits horizontal, problème 7, TOUGH2)
en pression après un an d’injection, en fonction des conditions aux limites

(a) Saturation en gaz à 1 mois d’injection (b) Saturation en gaz à 1 an d’injection

FIGURE A.4 – Comparaison des saturations en gaz en fonction des conditions aux limites

L’augmentation de pression est bien plus importante dans le cas fermé : la perturbation de
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pression atteint rapidement les limites du domaine tandis que pour le système ouvert, l’aug-
mentation de pression est limitée par les conditions forçant la pression à rester aux valeurs de
la colonne hydrostatique initiale à la limite du domaine et la sortie des fluides (figure A.3).
Comme pour le modèle de Yamamoto et al. [10], la taille du domaine remet en question les
résultats en pression de ce problème.

Jusqu’à un mois d’injection, les résultats de saturation en gaz et en CO2 dissout sont quasi-
ment similaires. Mais, après un an d’injection, avec l’augmentation de la différence de pression
entre les modèles et le non-flow de la saumure à la limite du système fermé, l’extension du
panache de CO2 (latéralement et verticalement) et la dissolution deviennent plus réduites que
dans le cas ouvert (figure A.4). Seuls les résultats à proximité du puits restent semblables.

A.3 Comparaison sur un modèle simple 3D des codes TOUGH2/ECO2N
et CMG−GEM : influence de l’anisotropie sur la migration et
dissolution du CO2

Pour le problème proposé par Ghanbari et al. (2006, [11]), l’objectif est de comparer les
résultats simulés avec le logiciel CMG et ceux obtenus par TOUGH2/ECO2N appliqué au même
problème. L’étude était suffisamment renseignée pour permettre de reproduire le modèle. En
revanche, des incohérences ont été relevées d’un point de vue quantitatif (taux d’injection) ne
permettant pas d’effectuer une comparaison quantitative précise.

Dans cette étude, les auteur soulignaient des différences de processus par rapport à des
résultats présentés par Pruess et al. [12]. D’après Ghanbari et al. [11], la diminution du rap-
port d’anisotropie conduit à une diminution de la dissolution du CO2 dans la saumure alors
que Pruess et al. [12] montrent des résultats inverses. Ghanbari et al. [11] l’expliquaient par
l’utilisation de logiciels différents, car dans le cas de Pruess et al. [12], utilisant TOUGH2, la
variation de densité de la saumure avec la quantité de CO2 dissout n’était pas prise en compte.
Néanmoins, dans le cas de Ghanbari et al. [11], ce résultat est présenté 470 ans après l’injec-
tion tandis que Pruess et al. [12] présente ce résultat en fin d’injection. Ce qui, d’après ce qui a
été décrit au chapitre 1, expliquerait plutôt ces deux types de résultats.

Le but de cette comparaison est donc de vérifier que le logiciel TOUGH2/ECO2N, qui dé-
sormais calcule la densité de la saumure en fonction du CO2 dissout, est capable de reproduire
les processus liés aux variations de densité des fluides et d’obtenir des résultats cohérents avec
les études précédentes.

Les résultats des deux logiciels, pour le cas de référence (figures A.5, Kv/Kh=0.1) sont
cohérents qualitativement. Au cours de l’injection, le gaz migre vers le haut du réservoir et
s’étend latéralement au toit. Post-injection, des cellules de convection sont mises en place (la
saturation en gaz est décrite sous forme de "damier", migration de la saumure plus dense, riche
en CO2 dissout vers le bas du réservoir).
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(a) Résultats de Ghanbari à 30 ans d’injection (b) Résultats de TOUGH2/ECO2N à 30 ans d’injec-
tion

(c) Résultats de Ghanbari, 470 ans post-
injection

(d) Résultats de TOUGH2/ECO2N, 470 ans post-
injection

FIGURE A.5 – Comparaison des résultats (qualitativement) de l’étude de Ghanbari et al. [11]
avec le logiciel CMG-GEM et ceux obtenus avec le logiciel TOUGH2/ECO2N à 30 ans d’injection
(haut ; (a) et (b)) et 470 ans post-injection (bas ; (c) et (d)).
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Les résultats des scénarios d’anisotropie confirment que la période étudiée est discrimi-
nante sur l’influence de l’anisotropie sur la dissolution. En effet, comme pour Pruess et al.
[12], à la fin de l’injection, le cas Kv/Kh=0.01 présente un taux de dissolution plus impor-
tant que le cas Kv/Kh=1, puisqu’un faible rapport d’anisotropie retarde la migration verticale,
améliorant le balayage latéral du réservoir. En revanche, 470 ans post-injection, comme pour
Ghanbari et al. [11], le cas Kv/Kh=1 correspond à un taux de dissolution plus important que
le cas Kv/Kh=0.01, puisqu’il favorise la mise en place des cellules de convection, améliorant
l’efficacité de la dissolution (figure A.6). Enfin, les variations des taux de dissolution, entre les
différents cas d’anisotropie, sont du même ordre de grandeur que Ghanbari et al. [11] 470
ans après la fin de l’injection (37.4, 55.8, 76.5% pour Ghanbari, vs. 46.9, 59.9, 65% pour
TOUGH2/ECO2N, pour Kv/Kh=0.01, 0.1 et 1 respectivement).

(a) Résultats à 30 ans d’injection, en haut
Kv/Kh=0.01 ; en bas Kv/Kh=1

(b) Résultats 470 ans post-injection, en haut
Kv/Kh=0.01 ; en bas Kv/Kh=1

FIGURE A.6 – Résultats du logiciel TOUGH2/ECO2N pour différents rapports d’anisotropie.

A.4 Utilisation de modèles simples conceptuels

Hypothèses appliquées aux modèles conceptuels
Dans un premier temps, la perméabilité de la couverture de l’aquifère est supposée suffisam-

ment faible pour négliger la variation de l’extension latérale de la perturbation de pression liée
à ce facteur. Autrement dit, on se placera dans le contexte le plus conservatif en termes de
perturbation latérale du système par l’injection de CO2.

La température est fixée à 45°C. La pression initiale est de 12MPa au toit du réservoir. La
salinité est fixée à 25g/L dans tout le domaine.

La porosité est supposée uniforme et fixée à 12%. La porosité aurait une faible influence
sur les perturbations de pression, d’après les études de Buscheck et al. [13] et [14] (variations
de porosité de 12% à 24% et de 10% à 15%, respectivement).

La compressibilité des pores, les modèles des perméabilités relatives et de pression capil-
laires sont ceux par défaut soit 4.5-10Pa-1 et les modèles de Van Genuchten-Mualem et Brooks-
Corey.
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A.4.1 Modèles 2D radiaux : approche comparative de l’influence des paramètres
relatifs à la perméabilité

En première approche, des modèles 2D radiaux ont été utilisés puisqu’ils permettent de mo-
déliser des domaines de grande taille (ici, 100km) et donc de simuler un problème d’injection
à l’échelle industrielle. Le nombre de mailles reste limité tout en conservant un maillage fin
à proximité du puits (incrémentation logarithmique du nombre de cellules latéralement avec
500 mailles et 10 mailles de 10m chacune dans la direction verticale). En revanche, ce modèle
est limité à un seul point d’injection. Dans le cas traité ici, 1.26MtCO2/an est injecté pendant
8.23 ans répartie verticalement sur les 8 mailles inférieures du modèle. La durée d’injection est
limitée en fonction de l’arrivée de la perturbation de pression à la limite latérale du modèle.

L’objectif de ces modèles radiaux est de vérifier l’influence de la perméabilité et l’amplitude
de cette influence en fonction des propriétés de perméabilité.

Quatre situations sont envisagées :
– Deux modèles homogènes isotropes de 31 et 131mD.
– Un modèle hétérogène verticalement pour lequel le système est représenté par 10 couches

de perméabilités différentes (figure A.7a).
– Un modèle homogène anisotrope de perméabilité horizontale de 131mD (équivalent

à la moyenne arithmétique du modèle hétérogène) et une perméabilité verticale de
5.10−4mD (valeur équivalente à la moyenne harmonique du modèle hétérogène). Le
rapport d’anisotropie, Kv/Kh, est donc de 3.10−6. Cette forte anisotropie est probable-
ment peu réaliste comparée aux valeurs habituellement rencontrées (cf. chapitre 1 avec
des rapports plutôt de l’ordre de 0.1, 0.01 voire 0.001), toutefois elle a été utilisée pour
conserver une cohérence par rapport au modèle hétérogène.

(a) Modèle 2D radial, hétérogène verticale-
ment. Perméabilité en m2.

(b) Résultats de la perturbation de pression en
fonction de la distance au puits pour les 4 scé-
narios envisagées, en fin d’injection (8.23ans).

FIGURE A.7 – Modèles 2D radiaux : hétérogénéités verticales et comparaison des résultats en
pression en fonction des modèles de perméabilité

Comme relevé dans la littérature, la perméabilité affecte significativement la migration du
panache et la perturbation de pression. A la fin de l’injection, le taux de dissolution, que nous
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calculons, est plus important lorsque la perméabilité est plus faible (12.3% vs. 15.8%), lorsque
le milieu est anisotrope (17.6%) et lorsque la perméabilité varie verticalement (29.3%).

Une diminution de 100mD par rapport au modèle homogène de 131mD induit une diminu-
tion de l’extension du panache de CO2, puisque les effets gravitaires y sont moins importants
par rapport aux forces de viscosité, et réduit la propagation de la perturbation de pression mais
augmente fortement la perturbation de pression dans la zone d’injection (figure A.7b).

L’anisotropie compartimente le réservoir, annulant l’effet gravitaire et augmente la pertur-
bation de pression sur tout le domaine. Les hétérogénéités verticales rendent compte de zones
de drainages plus étendues dans les couches de forte perméabilité. Elles induisent également
une augmentation de pression par rapport au modèle homogène de 131mD mais qui reste
inférieure au cas anisotrope, la compartimentation est moins marquée. En revanche, les hété-
rogénéités verticales et l’anisotropie ont une influence faible sur la propagation de pression,
comparés à la réduction de la valeur de la perméabilité horizontale.

La perte de précision pour la migration du panache et la perturbation de pression peut
être considérable entre modèle hétérogène verticalement et modèle anisotrope, bien que censé
représenter un équivalent. Par conséquent, et étant donné l’importance de la perméabilité sur
la réponse, la représentation de sa variabilité spatiale peut être critique pour les prévisions de
la réponse du système. D’après cette première étape, la représentation de la variabilité verticale
peut s’avérer nécessaire.

Critiques et limites des modèles 2D radiaux
Les modèles radiaux ne permettent pas de générer une variabilité spatiale (latérale et verti-

cale) des propriétés géologiques qui serait plus représentative de la réalité et pourrait poten-
tiellement influencer significativement la réponse du système. En effet, cela supposerait une
symétrie radiale de cette variabilité et que le puits soit exactement placé au centre de cette
symétrie. Cette symétrie radiale n’étant pas réaliste, d’autres type de modèles devront être uti-
lisés pour étudier l’influence de la variabilité spatiale et comparer son influence à celle d’autres
paramètres.

Enfin, ces modèles ne permettent pas d’étudier les interférences entre puits, puisque, pour
garder la cohérence du modèle, seul un point d’injection peut être représenté.

A.4.2 Modèles 3D simples d’injection simultanée par deux puits

Plusieurs modèles 3D ont été construits pour examiner les interférences entre puits pour
différentes conditions de perméabilité, et différents taux d’injection. Un ou deux puits sont
représentés dans un milieu homogène (perméabilité de 131mD), ou hétérogène verticalement
(configuration identique à celle des modèles 2D radiaux précédents, figure A.7a). Plusieurs
scénarios d’injections sont envisagés : 20kgCO2/s ou 40kgCO2/s. La taille des modèles est de
50km*80km*100m avec 50 blocs en X, 92 en Y et 10 en Z pour ceux à deux puits. Le maillage
est plus fin autour des puits. Les deux puits sont distants d’environ 17km.

La figure A.8 montre l’amélioration de l’injectivité dans le cas où la quantité injectée est
répartie sur deux puits malgré les interférences entre puits (courbes bleu et rouge de la figure
A.8).

Pour un taux d’injection identique au scénario à un seul puits imposé à chacun des deux
puits, les interférences influent peu sur l’injectivité pour le modèle présenté (courbes bleu et
verte de la figure A.8). Néanmoins la limite de pression admissible serait atteinte plus rapide-
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ment dans le scénario à deux puits. Par conséquent, négliger les interférences, i.e. considérer
les sites d’injections individuellement peut conduire à une surestimation de l’injectivité ce qui
pourrait compromettre l’intégrité du stockage. De plus, à cause de la surpression régionale de
puits multiples, l’injection par plusieurs puits affecte une plus grande surface du domaine, la
capacité dynamique de l’ensemble du domaine et l’AoR doivent être calculées de façon cumulée
par rapport au nombre de puits utilisés.

FIGURE A.8 – Perturbation de pression pour des scénarios avec un ou deux puits injectant
40kgCO2/s ou 20kgCO2/s chacun dans un milieu homogène

En présence d’hétérogénéités verticales, les résultats montrent que l’injectivité diminue (fi-
gures A.9). En revanche, la propagation de la perturbation de pression est plus limitée que
pour le modèle homogène (à 3.63ans d’injection) pour lequel la dissipation de la perturbation
de pression est plus rapide. Les hétérogénéités permettraient d’atténuer légèrement les interfé-
rences de pression. Toutefois, la perte d’injectivité liée aux hétérogénéités est plus importante
que celle liée aux interférences des deux puits.

Le taux d’injection imposé est, ici, le paramètre le plus contraignant pour l’augmentation de
pression : pour une même quantité injectée (soit en considérant des temps différents, soit un
nombre de puits différent), les différences de pression les plus importantes sont dues au taux
d’injection plutôt qu’aux interférences.

Les interférences de pression n’influent pas sur la distribution du panache pour la période
et le taux d’injection étudié : les profils de saturation en gaz sont confondus. Pour un type
de modèle donné, les taux de dissolution sont similaires quel que soit le nombre de puits. En
revanche, comme pour les modèles radiaux, la présence d’hétérogénéités crée des zones de
drainage préférentiel permettant une extension latérale du panache plus importante. Comme
décrit au paragraphe 1.4 (page 33), la présence d’hétérogénéités améliore le taux de dissolution
pendant l’injection, avec un taux de dissolution du modèle hétérogène deux fois plus important
que pour le modèle homogène à 3.6ans d’injection.
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FIGURE A.9 – Perturbations de pression après 3,6 ans d’injection. Modèles hétérogènes ou ho-
mogènes à un ou deux puits, chacun des puits injectant 20kgCO2/s

Critiques et limites des modèles 3D conceptuels
La taille des modèles 3D conceptuels ne permet pas de simuler l’injection de quantités suf-

fisantes ou des temps d’injection réalistes pour étudier la propagation de la perturbation de
pression. Il est nécessaire d’utiliser des modèles à l’échelle régionale, ce qui permettrait égale-
ment d’ajouter d’autres puits.

De plus, pour l’ étude à l’échelle régionale et sachant que les paramètres du modèle in-
fluencent les caractéristiques des interférences, l’étude de ces interférences serait plus cohé-
rente sur un modèle spécifique à un site que sur ce type de modèle conceptuel.
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Annexe B

Variabilité spatiale du champ de
perméabilité approchée par la méthode
des moyennes mobiles

La méthode géostatistique des moyennes mobiles permet, pour chaque tirage de variables
aléatoires indépendantes Ai, de simuler de multiples réalisations afin de représenter le champ
d’incertitude des hétérogénéités du milieu puisque la répartition réelle de la perméabilité en
tout point du réservoir n’est pas connue. Chacune des ces réalisations fines des hétérogénéités
servira à la fois de références pour comparer les résultats et de bases pour la génération des
autres types de représentations pour le chapitre 4.

1. Des variables aléatoires Ai indépendantes, suivant la même loi uniforme entre 0 et 1, sont
générées sur une grille fine et isotrope. Cette grille fine doit être plus grande que la grille
finale puisque la longueur de la portée lui sera retranchée de part et d’autre du domaine.

Exemple : une grille de 50000 cellules de 7m en X et de 24 cellules de 7m en Z (et 1
cellule de 7m en Y). Ce qui donne une longueur de 350km auxquels 588m (corrélation
en X de 600m) seront supprimés et une hauteur de 168m auxquels seront retirés 14m
(corrélation en Z de 20m).

2. Les variables Ai sont modifiées pour être normées et centrées.

3. La méthode des moyennes mobiles est ensuite employée pour obtenir des variables cor-
rélées Yi selon l’ellipse de recherche définie en fonction des longueurs de corrélations
souhaitées (B.1). En s’appuyant sur le théorème central limite, la loi des Yi converge
donc vers une loi normale centrée, réduite. A 2 dimension, le variogramme des variables
est un variogramme circulaire avec une anisotropie géométrique.

Yi = 1√
n

n∑
j=1

Aj avec dx(Ai, Aj)2

(xportee/2)2 + dz(Ai, Aj)2

(zportee/2)2 ≤ 1

Corrélation des Yi par la méthode des moyennes mobiles

(B.1)

4. Les variables ayant une distribution gaussienne, il est possible de les transformer pour
obtenir des perméabilités de distribution log-normale, telle que (B.2) :
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Ki = M ∗ exp (σ ∗ Yi −
σ2

2 )

d’espérance M et de variance M2 ∗ (exp (σ2)− 1)
σ2 étant la variance du log de la perméabilité

Transformation de la variable multigaussienne Y en distribution log-normale 1.

(B.2)

L’espérance (moyenne arithmétique) est fixée à 100mD (10−13 m2), la médiane (moyenne géo-
métrique) à 32.4 mD (3.24*10−14 m2), l’écart-type de la distribution log-normale est de 1.5.
Lors de la simulation d’écoulement par le logiciel TOUGH2/ECO2N, les pressions capillaires
sont modifiées en fonction de la valeur de la perméabilité d’après la fonction J-Leverett (équa-
tion B.3 Leverett [16])

J(Sw) = Pc

σ ∗ cos(θ) ∗
√
K

φ

Sw : Saturation en eau Pc : pression capillaire σ : tension de surface

θ : angle de contact K : perméabilité φ : porosité

En supposant que σ , θ, φ et que la forme de la fonction de pression capillaire

ne varient pas spatialement, on obtient :

Pc2(Sw) = Pc1(Sw) ∗
√
K1
K2

Pc1(Sw) : pression capillaire pour la perméabilité de référence : K1

Modification de la pression capillaire en fonction de la perméabilité d’après la fonction J-Leverett.
(B.3)
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Annexe C

Informations supplémentaires sur les
valeurs des paramètres des modèles 2D

C.1 Méthodes de calcul de la compressibilité des pores pour les
carbonates

C.1.1 Corrélations entre porosité et compressibilité des pores pour les carbonates

Une première méthode pour déterminer la compressibilité des pores du réservoir lorsqu’il
n’existe pas de données se base sur des corrélations entre porosité et compressibilité. Ces cor-
rélations ont été déduites de mesures expérimentales effectuées sur des échantillons de diffé-
rentes porosités. Différentes corrélations sont établies en fonction du type de roche sédimen-
taire (silicoclastique ou carbonaté). Suivant l’auteur et le nombre de données expérimentales
disponibles, différentes corrélations pour les carbonates sont obtenues :

– Corrélation de Hall (1953) [17], [18], [19] (établie à partir de 12 échantillons, cette
corrélation mélange échantillons de carbonates et de grès, faible corrélation) :

Cp = 1.86 ∗ 10−6 ∗ φ−0.145psi−1 avec 0.2< φ <0.26 (C.1)

– Corrélation de Newman (1973) [20], [18], [19] (à partir de 59 échantillons provenant
de 11 réservoirs carbonatés). L’erreur moyenne absolue est évaluée à 11,8% :

Cp = 0.853531
(1 + 1.0753 ∗ 2.30304 ∗ 106 ∗ φ)1/1.0753 psi

−1 avec 0.02< φ <0.33

(C.2)

– A partir de ces observations expérimentales, la corrélation de Newman a été améliorée
plus tard par Horne (1995) [21], [22], [23] :

Cp = exp(4.026− 23.07 ∗ φ+ 44.28 ∗ φ2) ∗ 10−6psi−1 avec 0.02< φ <0.33
(C.3)
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– Enfin, Jalalh (2006, [23]) propose une nouvelle amélioration pour la corrélation de
Horne-Newman. Dans ce cas, les données expérimentales de Newman ne sont plus prises
en compte puisque ces mesures ont été effectuées pour une pression lithostatique de 75%,
basée sur la profondeur à laquelle les échantillons ont été obtenus, alors que les autres
données proviennent de tests effectués pour des pressions lithostatiques variables. La
corrélation est basée sur celles de Hall (1953), de Van der Knapp (1957), de Von Gonten
and Choudhary (1969), de Laurent (1993) et de Jalalh (2006) soit 36 échantillons :

Cp = exp(3.9952− 33.933 ∗ φ+ 98.04 ∗ φ2) ∗ 10−6psi−1 avec 0.02< φ <0.33
(C.4)

La figure C.1 représente ces données et les corrélations proposées.
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FIGURE C.1 – Corrélations entre compressibilité des pores et porosité. A droite, échelle loga-
rithmique pour les valeurs de compressibilité des pores.

C.1.2 Corrélations entre contrainte effective, pression de confinement, type de
carbonates et compressibilité des pores pour les carbonates

Aloki et al. (2011, [24]) ont étudié les variations de compressibilité des pores en fonction
de la contrainte effective (variation de la pression hydrostatique) et du type de carbonate et
de sa porosité initiale : calcaires avec des macropores cristallisés (microporosité, "crystalline
limestone"), calcaires ayant une macroporosité peu connectée ("separated vuggy pores limes-
tone"), calcaires avec des macropores bien connectées ("touching vuggy pores limestone") et
dolomites. De ces mesures, ils déterminent pour chaque type une corrélation :

Cp = (Cp∞ + a ∗ exp(−σ′/b)) ∗ 10−6psi−1

Cp∞ : Compressibilité des pores à un niveau élevé de contrainte (asymptote horizontale de Cp vs.σ′)

a et b : Deux constantes variant en fonction de l’échantillon
(C.5)

Harari et al. (1995, [25]) ont également étudié les variations de compressibilité des pores
en fonction du différentiel de pression (entre pression de confinement et de pores), et en
fonction de la texture du carbonate : mudstones (moins de 10% de grains dans une boue
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carbonatée), wackestones (plus de 10% de grains non en contact dans une boue carbonatée),
packstones (grains en contact, présence de boue carbonatée), grainstones (grains en contact,
absence de boue carbonatée). En faisant varier le différentiel de pression sur ces échantillons
(32 carbonates), les coefficients pour la corrélation suivante sont obtenus :

Cp = a(Pc− Pp)b ∗ 10−6psi−1

Pc et Pp : Pression de confinement et de pores, respectivement

a et b : Deux constantes variant en fonction de l’échantillon

(C.6)

Dans les deux cas, comme pour les corrélations entre compressibilité des pores et porosité,
les auteurs remarquent que la compressibilité des pores augmente avec la diminution de la
porosité initiale (sauf pour les trois cas "touching vuggy pores limestone" qui ne semblent pas
montrer de comportement monotone avec la porosité).

C.1.3 Compressibilité de pores des modèles

Le tableau C.1 récapitule les valeurs obtenues selon les différentes méthodes précédemment
citées et appliquées aux conditions de l’aquifère du Dogger du bassin de Paris :

– φ=12% pour les corrélations basées sur la porosité,
– Pour la méthode d’Aloki et al., seuls les résultats pour des calcaires ayant une porosité

proche de 12 % sont considérés : "crystalline limestone" avec φ=10.61% (Cp∞=4.5*10−6

psi−1, a=49.97*10−6 psi−1, b=1548 psi) et "touching vuggy pores limestone" avec φ=11.16%
(Cp∞=0.16*10−6 psi−1, a=30.47*10−6 psi −1, b=2142 psi) toutefois ce dernier type est
probablement moins représentatif du Dogger.
La contrainte effective est calculée d’après le postulat de Terzaghi : σ′vo = σvo−uo, avec :
– σvo : contrainte verticale totale due au poids des formations sus-jacentes (pression

lithostatique). Ici, la contrainte verticale est calculée pour 1550 m de profondeur, la
masse volumique des roches est estimée à 2450kg/m3.

– uo : pression interstitielle due aux fluides (pression hydrostatique), i.e. pression du
réservoir : 166 bars.

– Pour la méthode d’Harari, tous les types de textures décrits sont rencontrées dans le Dog-
ger, mais ce sont les corrélations pour les packstones (11.8%<φ<28.7%, a=0.000837,
b=-0.608) et wackestones (5.3%<φ<18.7%, a=0.000953, b=-0.644) qui sont sélection-
nées puisque φ=12% fait partie de leur intervalle de validité.
La pression de confinement (s’exerce horizontalementà cause de l’action des roches voi-
sines) est assimilée à la contrainte horizontale minimale que l’on calcule par : σh =
0.7 ∗ σvo
σvo est calculée de la même manière que précédemment, la valeur 0.7 provient de [26]
d’après des tests de stimulations via 9 puits dans le Dogger. Pour le différentiel de pres-
sion, la pression de pores équivaut à la pression du réservoir.

La corrélation de Horne (i.e. Newman modifié) étant la plus largement utilisée et proche
de la médiane des valeurs, elle sera appliquée pour obtenir la compressibilité de référence de
notre réservoir. Deux autres valeurs sont retenues pour les simulations : la valeur maximale
(16.99*10−10 Pa−1) et la valeur minimale (5.5*10−10 Pa−1).

Avec peu de données sur le réservoir, ces corrélations pourront être utilisées pour évaluer
une valeur probable de la compressibilité. Le choix de ces valeurs permettra d’obtenir les inter-
valles d’incertitudes des résultats en terme de compressibilité des pores tout en sachant que ces
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TABLE C.1 – Compressibilité des pores obtenues à partir des différentes corrélations et pour le
cas du Dogger

Cp
Corrélation
Hall

Corrélation
Newman

Corrélation
Horne

Corrélation
Horne
(modifiée,
Jalalh)

Aloki,
"Crystal-
line li-
mestone",
φ=10.61%

Aloki,
"touching
vuggy
pores li-
mestone",
φ=11.16%

Harari, pa-
ckestones

Harari,
wackes-
tones

*10−10

Pa−1 6.5 10.07 9.65 5.51 16.99 11.15 15. 13.2

valeurs ont elles-mêmes des intervalles d’erreur et que la porosité est supposée fixée à 12%.
Enfin, la valeur minimum calculée est supérieure à la valeur utilisée par défaut (4.5*10−10

Pa−1), ce qui semble corroborer le fait que cette valeur est inadéquate pour notre cas.

C.2 Perméabilités Relatives et Pression Capillaire

Lorsque les données de perméabilités relatives ne sont pas disponibles, en général, ce sont
les modèles de Van Genuchten-Mualem et Brooks-Corey qui sont utilisés.

Dans notre cas, un jeu de données expérimentales est disponible d’après André et al. (2007,
[27] utilisé également par [28] et [29]). D’après celles-ci, le comportement de l’eau suit le
modèle de Van-Genuchten avec un coefficient λ=0,6, une saturation résiduelle à 0,199 (Swr)
et une saturation maximale à 1 (Sws) cf.C.7. Le comportement du gaz peut-être approché par
une équation du 4ème degré avec une saturation en gaz résiduelle de 0,05 (Sgr) (cf. équation
C.8).

Un autre jeu de données de perméabilités relatives sera également utilisé : les données de
l’aquifère carbonaté de Nisku, Alberta, Canada ([30]). Dans le cas où les données ne sont pas
disponibles, l’autre possibilité consiste à utiliser les données d’un aquifère analogue. Comme
l’aquifère du Dogger, l’aquifère de Nisku est un aquifère carbonaté et dans la base de données
disponibles, il est celui dont les propriétés pétrophysiques sont les plus proches.

D’après la figure C.2, comparant ces modèles, le CO2 sera plus mobile dans le cas où les
données expérimentales sont utilisées puisque les valeurs de perméabilités relatives sont plus
élevées pour Sgr<Sg<Sgmax.

krw =
√
S∗[1− (1− [S∗]1/λ)λ] si Sw < Sws

krw = 1 si Sw ≥ Sws
krg = 1− krw si Sgr = 0
krg = (1− Ŝ)2 ∗ (1− Ŝ2) si Sgr > 0
avec la restriction 0 < krw, krg < 1
S∗ = (Sw − Swr)/(Sws − Swr)
Ŝ = (Sw − Swr)/(1− Sgr − Swr)
Modèles de Van Genuchten Mualem pour l’eau et Corey pour le gaz

(C.7)
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krg = 1, 3978− 3, 7694 ∗ Sw + 12, 709 ∗ (Sw)2 − 20, 642 ∗ (Sw)3 + 10, 309 ∗ (Sw)4

Equation de perméabilité relative pour le CO2 d’après les expériences sur le calcaire de Lavoux[27]
(C.8)

Cette dernière équation est ajoutée au code TOUGH2 pour être utilisées lors de la simulation.
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FIGURE C.2 – Modèles de perméabilités relatives de Van Genuchten-Mualem, Corey ; et données
expérimentales de l’aquifère du Dogger[27] et de l’aquifère de Nisku[30]

Pour les pressions capillaires, le modèle de Van-Genuchten est utilisé avec le même facteur
λ que pour les courbes de perméabilités relatives. La pression capillaire d’entrée est fixée à
54000Pa, la pression capillaire maximale est de 10-7Pa.

C.3 Données sur les marnes du Callovo-Oxfordien et valeurs utilisées

Référence Originie/Méthode Epaisseur
Perméabilité 

[m/s]
Perméabilité 

[m²]
Porosité

Perméabilités 
relatives

Pression 
capillaire 
d'entrée

Coefficient 
d'emmagasinement 

spécifique 

Compressibilité 
des pores** 

Andra 2006, Couplex-Gas 
Benchmark exercise (TOUGH2-

MP User's Guide)
simulation H2/eau 100m -

Kh = 5E-20           
Kv = 5E-21

15%
Van Genuchten 
(n=1,49; Sgr=0; 

Swr=0,4)
15E+06 Pa 2,3E-06 1/m 11,5E-10 1/Pa

tests hydrauliques 55,2 m 1E-12 - 1E-13 1E-19 - 1E-20 - - - - -

simulation eau/air 
(best fit)

55,2 m - Kh=Kv= 7E-19 18%
Van Genuchten 
(n=1,49; Sgr=0; 

Swr=0,01)
14,7E+06 Pa 2E-06 1/m 7,2E-10 1/Pa

Poller, 2011 simulation H2/eau 130m -
Kh = 5E-20           
Kv = 5E-21

18%
Van Genuchten 
(n=1,49; Sgr=0; 

Swr=0,4)
15E+06 Pa - -

Granet et Meunier, 2012 simulation N2/eau - - 2.2E-20 18%
Van Genuchten 
(n=1,49; Sgr=0; 

Swr=0,01)
15E+06 Pa - -

Enssle et al. 2011

FIGURE C.3 – Données provenant des simulations de stockage de déchets radioactifs dans le
Callovo-Oxfordien à l’est du bassin parisien.
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Référence Origine/Méthode Epaisseur Perméabilité [m/s] Perméabilité [m²] Porosité
Coefficient 

d'emmagasinement 
spécifique 

Compressibilité des 
pores** [1/Pa]

Perméabilités relatives

Cosenza et al. 2002
mesures réalisées par 

l'ANDRA
- - -

14%                                     
14%                                            

9; 18%

1E-07 - 3E-06 1/m                        
1,6E-06 1/m                            
1,6E-06 1/m

Négligeable; 1,7E-09                                               
7,5E-10                                                            

1,4E-09; 4,9E-10
-

Escoffier et al. 2005
Echantillons, Bure 

(profondeur: ~470m)
- - 4E-20 - 4E-21

totale: 14% 
>connectée

0,15E-05 - 3E-05 1/m
Si Φ=14%:                                   

1E-07 - 2,1E-08 
-

tests sur echantillons 
(profondeur de ~550 à 

~400m)
-

Kh= 7,6E-13;            
9,1E-15                   Kv= 
1,5E-12;             2,4E-

16

Kh= 7,6E-20;                         
9,1E-22                                

Kv= 1,5E-19;             
2,4E-23

-

1E-7; 1E-4 1/m         (75% 
essais entre 1E-6 et 3E-5)                                  
module biot: 4E-7; 1E-6                   

Modèles tests insitu:              
1E-6

dépend de la porosité (pas 
d'informations sur la 

porosité des échantillons) 
et forte incertitude 

(>50%)

-

tests sur forages, puits - 1E-12 - 5E-15 1E-19 - 5E-22

tests à Bure (forages 
galeries)

- 1E-13 - 1E-14 1E-20 - 1E-21 - - - -

Esteban et al. 2007
Site de l'Andra, tests 

au puits, 2 types 
d'échantillons

130 m _ _

* proche du Dogger: 
connectée = 8; 11%                   
*haut de l'aquitard 
connectée = 2; 8%

Boulin et al. 2008
Site de l'Andra, tests 

sur échantillons
- -

1E-18 (gaz, eau 
vapeur);                            

1E-20 (eau, liquide)

Connectée (75% 
Φtotale) : 13,3; 

14,8%, Totale: 18; 
18,6%

- ~ 1E-10

Modèles Van 
Genuchten ou Corey 

échouent à 
représenter Kr. Sgr 

~0,1

Jougnot et al. 2009
Echantillons de puits, 

site de l'Andra
- - 1E-19 - 1E-21 Connectée:  3; 15% - - -

Echantillon proche du  Dogger: plus argileux, porosité mieux connectée, 
Echantillon au top: argile + laminations carbonatés, faible connection des 
pores (cimentation de calcite pendant la compaction tardive ou diagènese 
précoce) => connection fonction de l'orientation et du type des minéraux

Delay 2006

valeur de 1E-11m/s (1E-18m²) mesurée mais conditions de forages très dégradées

FIGURE C.4 – Données provenant des mesures des propriétés du Callovo-Oxfordien à l’est du
bassin parisien.

Référence Origine/Méthode Epaisseur
Perméabilité 

[m/s]
Perméabilité 

[m²]
Porosité

Perméabilités 
relatives

Pression 
capillaire 
d'entrée

Données Compilées 85m 1E-10 - 1E-14 1E-17 - 1E-21 - - -

Calibration par 
Marthe

- 1.0E-12 1.0E-19 - - -

Valeurs Utilisées 85 m - 1E-16 - 1E-18 - - -

Rohmer et Seyedi, 2010 90m - 1E-18 - 5E-20 5%
Van Genuchten 

(m=0,6; Sgr=5%,  
Swr=30%)

8E+06 Pa

Pesquet-Ardisson, 2010  

FIGURE C.5 – Données provenant des simulations de stockage de CO2 dans le bassin parisien
modélisant la couverture et le réservoir (Pesquet-Ardisson, 2010 [29] et Rohmer et Seyedi,
2010 [28]).
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Les données de Rohmer et Seyedi [28] proviennent soit des études effectuées par l’Andra
en 2005, soit d’études effectuées par Fleury, 2007, mais les résultats de ces dernières sont
également basées sur le haut du Dogger, le Comblanchien, et ne sont donc pas nécessairement
appropriées. A part pour l’épaisseur et la perméabilité, les valeurs utilisées par Pesquet-Ardisson
[29] sont identiques à celle de Rohmer et Seyedi [28].

En se basant sur ces informations et en tenant compte des critiques et des incertitudes asso-
ciées (pertinence ou non des données pour la formation, la zone géographique, la profondeur,
l’échelle considérées), la couverture du Dogger est modélisée avec les propriétés suivantes :

– une épaisseur de 158m représentée par 2 couches de 7m chacune au niveau de l’interface
réservoir/couverture, surmontées de 4 couches de 36m chacune 1.

– la porosité connectée du Callovo-Oxfordien, mesurée varie entre 3 et 15%, et serait à
peu près équivalente à 75% de la porosité totale soit d’après les valeurs totales mesurées
entre 10.5 et 13.5%. Sachant que ces données sont relevées à des profondeurs inférieures
à 1000m, la borne inférieure est selectionnée : 10.5%.

– Deux scénarios avec différentes perméabilités (isotropes) pour le Callovo-Oxfordien (en
plus du scénario de référence où la couverture est imperméable) sont envisagés. Dans
le premier cas, la perméabilité de la couverture est fixée à 1 10−19m2, c’est-à-dire la
borne supérieure pour les mesures de perméabilité (pour l’eau liquide). D’après plusieurs
études ([31], [32], [10], [33], [13]), une perméabilité inférieure à 1 10−19m2 aurait
probablement peu d’effet sur les résultats par rapport au cas imperméable. Dans le second
scénario, la perméabilité du Callovo-Oxfordien est égale à 1 10−17m2 qui correspond à
la valeur la plus élevée, justifiée par l’échelle du modèle utilisée (échelle du bassin vs.
échelle des mesures).

– Pour les perméabilités relatives des fluides dans la couverture, le modèle de Van Genuchten-
Mualem est utilisé puisqu’aucune autre donnée n’a été trouvée. Le paramètre exposant
de Van Genuchten est égal à 0.329 (1-1/n), la saturation maximale en liquide est fixée à
1, résiduelle en liquide à 0.01, résiduelle en gaz à 0.1.

– Pour la pression capillaire, le modèle de Van Genuchten est utilisé avec le même expo-
sant. La pression capillaire d’entrée est de 15MPa ; la pression maximale de 20MPa. Les
saturations en liquide maximale et résiduelle sont égales à 0.9999 et 0.0001 respective-
ment.

– Dans un premier temps, pour étudier l’effet de la variation de la perméabilité de la cou-
verture sur la dissipation de la perturbation de pression, une faible valeur de compressi-
bilité des pores sera utilisée. De plus, comme le coefficient d’emmagasinement spécifique
a été mesurée pour de faibles profondeurs et que le secteur étudié pour l’injection de CO2
suppose des profondeurs plus importantes, les valeurs de ce paramètre, dans le cadre de
cette étude, seront probablement plus faibles suite à l’enfouissement. Les valeurs relevées
minimales sont de l’ordre de 10−7m−1 en terme de coefficient d’emmagasinement. Pour

1. Un test a été réalisé en ne modélisant qu’une partie de l’épaisseur de la couverture (50m) pour limiter
le du nombre de cellules du modèle. Mais dans le cas d’une couverture relativement perméable (1E-17m2), la
perturbation de pression atteignait rapidement le haut de la couverture (limite fermée) donnant alors des résultats
très proches du cas où la couverture est imperméable et ne permettant pas de caractériser correctement l’effet de
l’incertitude de ce paramètre. Toutefois, ce résultat permet de considérer que si l’épaisseur de la couverture est
faible, l’influence de la perméabilité de la couverture est négligeable pour l’intervalle de valeurs considérées ou que
dans le cas d’une couverture relativement perméable, son épaisseur déterminera son influence sur les résultats.
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convertir cette grandeur en compressibilité des pores, l’équation C.9 est utilisée.

Ss = ρl ∗ g ∗ φ ∗ (Cp+ Cl + Cm)
Ss : coefficient d’emmagasinement spécifique [m−1]

ρl : masse volumique de l’eau [≈999.6 kg.m−3 aux conditions P,T étudiées]

g : constante de gravité [≈9.81 m.s−2]
φ : porosité fixée à 10.5%

Cp,Cl,Cm : Compressibilité de pores, du liquide, de la matrice [Pa−1]

(C.9)

La compressibilité de la matrice est négligée par rapport à celle des pores alors que la
compressibilité du liquide est souvent du même ordre de grandeur que la compressibi-
lité des pores [34]. Pour obtenir la compressibilité de l’eau aux conditions température,
pression et salinité de notre étude, la densité de l’eau est calculée pour différentes pres-
sions (via le logiciel TOUGH2) entre 15 et 17MPa à une température fixée de 65°C et une
fraction massique de NaCl de 0.019. La compressibilité de l’eau obtenue est d’environ
4.1 10−10Pa−1. Finalement, pour un coefficient d’emmagasinement de 7.8 10−7m−1, la
compressibilité des pores obtenue est de 3.48 10−10Pa−1.
L’importante incertitude sur la valeur de la compressibilité des pores du Callovo-Oxfordien
dans les mesures amène à s’interroger sur l’influence de celle-ci sur la réponse du système.
Peu d’études semblent s’être penchées sur ce paramètre pouvant être déterminant sur la
réponse du système suite à l’injection du CO2. Dans la littérature relevée, seuls Birkhol-
zer et al. (2009,[31]) étudient l’influence d’une variation de la compressibilité des pores
de la couverture mais en faisant varier en même temps cette valeur dans les aquifères
et aquitards ce qui ne permet pas de déterminer si l’incertitude sur la compressibilité
des pores de la couverture peut avoir un effet critique sur les prédictions d’un projet de
stockage, ni de le comparer à celui de la perméabilité de la couverture. Pour le second
scénario, la compressibilité des pores est augmentée de deux ordres de grandeurs, i.e.
Cp=3.48E-8Pa−1 ou Ss=3.62E-5m−1. Cette seconde valeur reste donc dans l’intervalle
d’incertitudes des mesures de coefficient d’emmagasinement, le rapport entre les deux
valeurs de compressibilité est équivalent à celui des perméabilités ce qui permettra de
comparer leur influence respective. Enfin, le fait d’utiliser pour ces deux grandeurs le
même rapport (100) peut s’avérer également intéressant puisque le scénario avec les
plus faibles perméabilité et compressibilité aura une diffusivité hydraulique équivalente
à celle du scénario avec les plus fortes perméabilité et compressibilité.
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Annexe D

Choix du nombre de réalisations
stochastiques

Pour évaluer le nombre minimal de réalisations aléatoires pour couvrir l’espace d’incerti-
tudes dues à la variabilité spatiale de la perméabilité, les résultats de lots de 100, 150, 200,
250 réalisations aléatoires sont comparés.
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FIGURE D.1 – Propriétés statistiques en pression de différents ensembles de réalisations

La comparaison des résultats en pression de deux ensembles de 100 réalisations (figures
D.1a et D.1b) montre que les profils de perturbations de pression moyens et médians sont
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quasiment confondus pour toutes les périodes d’injections (un an d’injection sur les figures).
Les profils moyens de perturbations de pression sont symétriques par rapport aux puits et
décroissent de façon monotone. En revanche, les quantiles 5% et 95%, les enveloppes minimum
et maximum diffèrent.

Les résultats en pression d’ensembles de 150, 200 et 250 réalisations montrent que l’aug-
mentation du nombre de réalisations, au delà de 150 réalisations, ne modifie pas significative-
ment les profils de perturbations de pression moyens et médians, ni ceux des quantiles compris
entre 5% et 95%. Les principales différences sont observées pour les profils maximums et mi-
nimums avec une forte déviation d’un coté du puits entre 250 réalisations et les autres lots
de réalisations. Toutefois pour les quantiles 1% et 99%, les résultats des jeux de 250 et 200
réalisations sont superposés.

Les différences en termes de perturbations de pression semblent donc se stabiliser à partir
de 200 réalisations.

En effet, sur la figure D.2, les écarts quadratiques moyens (RMSE), entre 150 et 200 réali-
sations et entre 200 et 250 réalisations varient peu. Pour les valeurs statistiques telles que la
moyenne, les quantiles (de 5% à 95%) et le maximum, les écarts entre 150 et 250 réalisations
sont soit similaire, soit un peu inférieurs à ceux entre 200 et 250 réalisations. Pour les minimas
seulement, les RMSE par rapport à 250 réalisations sont nettement supérieures à celles calcu-
lées avec 200 réalisations. Toutefois, les écarts par rapport à 250 réalisations des jeux de 150
et 200 réalisation sont presque identiques.

Pour les taux de dissolution, l’extension de la saturation en gaz et les volumes affectés par
le CO2 (figure D.3), les résultats entre 200 et 250 réalisations sont identiques sauf pour le
quantile 25% où les résultats sont légèrement sous-estimés pour 200 réalisations.

La stabilisation des résultats (moyenne, quantiles, ..) semble justifier l’utilisation de 200
réalisations pour capturer les variations majeures des résultats.
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FIGURE D.2 – Racine carrée de la moyenne des écarts quadratiques entre différents ensembles
de réalisations stochastiques pour les valeurs statistiques de la perturbation de pression sur
tout le domaine. Comparaison à 2 (1), 4 (2), 6 (3) mois et 1 an (4).
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FIGURE D.3 – Comparaison des valeurs statistiques (moyennes, maximales et minimales) des
volumes affectés par le CO2 supercritique, par le CO2 dissout et des taux dissolutions entre
différents ensembles de réalisations stochastiques à 4, 6 mois et un an.
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Sensibilité de la réponse en pression à
la perméabilité et à la compressibilité
des pores de la couverture
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FIGURE E.1 – Résultats en pression [en Pa] moyen et maximum (200 réalisations, modèle à
variabilité spatiale de la perméabilité) à un an d’injection pour différentes perméabilités de la
couverture. La compressibilité des pores de la couverture est fixée à 3.48 10−10 Pa−1.

262



ANNEXE E. SENSIBILITÉ AUX PROPRIÉTÉS DE LA COUVERTURE

−150

−100

−50

0

50

100

5e+04 6e+04 7e+04 8e+04 9e+04

0e+00

1e+06

2e+06

3e+06

4e+06

5e+06

6e+06

−150

−100

−50

0

50

100

5e+04 6e+04 7e+04 8e+04 9e+04

0e+00

1e+06

2e+06

3e+06

4e+06

5e+06

6e+06

−150

−100

−50

0

50

100

5e+04 6e+04 7e+04 8e+04 9e+04

0e+00

1e+06

2e+06

3e+06

4e+06

5e+06

6e+06

−150

−100

−50

0

50

100

5e+04 6e+04 7e+04 8e+04 9e+04

0e+00

1e+06

2e+06

3e+06

4e+06

5e+06

6e+06

−150

−100

−50

0

50

100

5e+04 6e+04 7e+04 8e+04 9e+04

0e+00

1e+06

2e+06

3e+06

4e+06

5e+06

6e+06

−150

−100

−50

0

50

100

5e+04 6e+04 7e+04 8e+04 9e+04

0e+00

1e+06

2e+06

3e+06

4e+06

5e+06

6e+06

Mean Pressure Perturbation [Pa] at 1 year, Impermeable Caprock

Mean Pressure Perturbation [Pa] at 1 year,  Caprock: 1E−19m²//3.48E−8 1/Pa

Mean Pressure Perturbation [Pa] at 1 year, Caprock: 1E−17m²//3.48E−8 1/Pa

Maximum Pressure Perturbation [Pa] at 1 year, Impermeable Caprock

Maximum Pressure Perturbation [Pa] at 1 year,  Caprock: 1E−19m²//3.48E−8 1/Pa

Maximum Pressure Perturbation [Pa] at 1 year, Caprock: 1E−17m²//3.48E−8 1/Pa

z 
[m

]

x [m]

Pressure Perturbation for Different Caprock Permeability & Pore Compressibility − Heterogeneous Models

FIGURE E.2 – Résultats en pression [en Pa] moyen et maximum (200 réalisations, modèle à
variabilité spatiale de la perméabilité) à un an d’injection pour différentes perméabilités de la
couverture. La compressibilité des pores de la couverture est fixée à 3.48 10−8 Pa−1.
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Annexe F

Méthodes de Changement d’échelle

F.1 Principales méthodes

F.1.1 Définition de la perméabilité équivalente

D’après la définition de la vitesse d’écoulement de Darcy, on peut définir de façon générale
le changement d’échelle 1 par une relation liant Kv à Kw (F.1), v renvoyant au bloc et w à la
cellule initiale (Wen et Gomez-Hernandez (1998) [35], Renard et de Marsily (1997) [36]) :

1
V

∫
V
uwdv = −Kv ∗ ( 1

V

∫
V
∇hwdv)

avec uw = −Kw∇hw
où w renvoie à la cellule et V au bloc upscalé

∇hw représente le gradient de charge pour la cellule

Définition générale de la perméabilité équivalente pour un bloc de taille finie

(F.1)

La perméabilité équivalente, Kv, est encadrée par la moyenne arithmétique (µarithm) et
harmonique (µharm) des valeurs locales Kw, selon l’inégalité (F.2) démontrée par Wiener.

µharm(Kw) ≤ Kv ≤ µarithm(Kw)
Bornes de Wiener

(F.2)

F.1.2 Les méthodes locales

Ces méthodes supposent que le tenseur de la perméabilité du bloc est intrinsèque, c’est-à-
dire qu’il ne dépend que des perméabilités des cellules regroupées dans le bloc.

En 1D, la perméabilité du bloc est équivalente à la moyenne harmonique (F.3) des perméa-
bilités des cellules quelles que soient les conditions d’écoulement [35]

µharm(Kw) = ( 1
n

n∑
i=1

( 1
Kw,i

))−1 µarithm(Kw) = 1
n

n∑
i=1

(Kw,i)

Moyenne harmonique Moyenne arithmétique

(F.3)

En 2D, Matheron (1967) démontre que la moyenne géométrique est exacte dans certains
cas [35], [36]. Dans le cas où l’écoulement est parallèle, où la corrélation spatiale est iso-
trope et où la loi de distribution de la perméabilité est la même que celle de son inverse (par

1. ici la perméabilité correspond à la conductivité hydraulique mais la définition est transposable à la perméa-
bilité intrinsèque utilisée dans les modèles
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exemple pour une distribution log-normale) alors la perméabilité effective du bloc équivaut à
la moyenne géométrique (F.4) des perméabilités des cellules.

µgeom(Kw) = exp(µarithm(log(Kw)))
Moyenne géométrique

(F.4)

Matheron étend cette formulation pour toutes les dimensions D (F.5) [37] ; Dans le cas
2D, pour deux cellules regroupées, on retrouve la moyenne géométrique pour la perméabilité
équivalente.

Kv = (µharm(Kw))α ∗ (µarithm(Kw))1−α

avec α = D − 1
D

Conjecture de Matheron pour un espace de dimension D
(F.5)

Utilisable en 2D et en 3D, la moyenne de puissance (F.6) se base sur les bornes fixées par
Wiener (F.2). Cette moyenne varie entre moyenne arithmétique et harmonique (la valeur de
la puissance varie entre -1 pour la moyenne harmonique, 1 pour la moyenne arithmétique et
0 pour la moyenne géométrique). Toutefois, il n’y a pas de méthode générale pour déterminer
la valeur de la puissance qui dépend du type d’hétérogénéité, de la forme et taille du bloc,
des conditions d’écoulement [35]. La détermination de la valeur de l’exposant nécessite une
simulation numérique à l’échelle de la mesure [38].

Kv = ( 1
V

∫
V
Kp
wdv)

1
p

Moyenne de puissance
(F.6)

La méthode de renormalisation repose sur une analogie avec les systèmes électriques. De
manière itérative, la perméabilité équivalente est calculée pour une grille de 2nD−1 mailles et
de dimension D à partir d’une grille de 2nD mailles jusqu’à obtenir la taille de blocs souhaitée
[39], [36].

LeLoc’h (1987) et Renard et al.(1995) [40] proposent la méthode de renormalisation sim-
plifiée 2 qui calcule la perméabilité effective à partir de blocs de 2*2 cellules : les mailles en
séries par rapport à l’écoulement sont moyennées par moyenne harmonique, celles en paral-
lèles par moyenne arithmétique par analogies avec les résistances en série ou en dérivation. A
l’itération suivante la direction de regroupement est inversée.

En fonction de l’ordre de regroupement, deux bornes sont obtenues (figure F.1) : pour 2*2
blocs, la borne supérieure correspond à la moyenne harmonique des moyenne arithmétiques
des 2 blocs dont le regroupement a débuté dans la direction perpendiculaire à l’écoulement,
et la borne inférieure correspond à la moyenne arithmétique des moyennes harmoniques des 2
blocs dont le regroupement a débuté dans la direction parallèle à l’écoulement (F.7). Pour les
modèles 2D, la solution exacte de la renormalisation est la moyenne géométrique de la borne
supérieure et de la borne inférieure.

Cette solution est proche de celle proposée par Matheron mais permet d’obtenir des bornes
plus restreintes [37].

2. Cette méthode est utilisée dans la partie III pour les modèles 3D, son application est décrite au paragraphe
suivant
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FIGURE F.1 – Regroupement des cellules par renormalisation simplifiée. Exemple en 2D de l’ob-
tention des deux bornes en fonction de la direction initiale de regroupement. D’après Renard
et al. (2000) [41]

Cxxmax = µxharm(...µxharm(µyarithm)...)
Borne supérieure de la renormalisation simplifiée

Cxxmin = µyarithm(...µyarithm(µxharm)...)
Borne inférieure de la renormalisation simplifiée

Kxx
v = Cxxg =

√
Cxxmin ∗ Cxxmax

Valeur finale utilisée pour la perméabilité effective du bloc carré

(F.7)

C’est une technique rapide, non-limitée par la taille du domaine ni par la variance de la
distribution. Le problème de cette méthode vient des conditions aux limites imposées à chaque
calcul de moyenne : l’écoulement est supposé soit parallèle (moyenne harmonique) soit per-
pendiculaire (moyenne arithmétique) à la direction étudiée et suppose donc à chaque fois des
conditions aux limites fermées dans la direction opposée.

F.1.3 Les méthodes non-locales

Les valeurs des perméabilités de blocs sont calculées par résolution numérique et elles dé-
pendent donc des conditions d’écoulement et non plus seulement d’une relation entre cellules
à l’intérieur du bloc. Pour cela, elles se basent sur l’équation de Laplace (ou de diffusivité, en
régime permanent et sans source). Ces méthodes sont contraintes par la résolution d’équations
d’écoulement nécessaires à la détermination de la perméabilité équivalente.

Dans le cas de la résolution numérique simple, le bloc est isolé des autres blocs de l’aqui-
fère : chaque direction principale du tenseur est parallèle aux côtés du bloc, chaque com-
posante principale est calculée en imposant des charges sur les faces perpendiculaires à la
direction principale et des flux nuls aux autres faces (conditions aux limites de type perméa-
mètre, hypothèse également utilisée pour les calculs par moyenne). En simulant numérique-
ment l’écoulement sur chacun des blocs indépendamment selon les conditions mentionnées,
le flux élémentaire pour chacun est obtenu. La perméabilité équivalente du bloc est calculée
suivant l’équation F.8 [36], [38].
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KV = −( Q

y1 − y0
/

∆H
x1 − x0

)

Q flux total à travers une section du bloc

∆H différence de charges imposées

y1 − y0 largeur du bloc

x1 − x0 distance entre les deux sections opposés

Perméabilité effective du bloc par la méthode de résolution numérique simple

(F.8)

Cette méthode est plus précise que les méthodes locales mais, en pratique, les hypothèses
posées (conditions aux limites imposées à chaque cellule qui peuvent être différentes de celles
du bloc, les composantes principales du tenseur de perméabilité doivent être parallèles aux
côtés du bloc) peuvent biaiser les résultats.

La résolution numérique par calcul de la solution d’écoulement à l’échelle de la mesure
sur l’ensemble de l’aquifère peut être utilisée pour éviter les erreurs liées aux conditions aux
limites. Pour que les conditions aux limites soient correctement prises en compte, l’écoulement
est simulé sur tout le domaine fin. Avec cette simulation, les valeurs de charges et de vitesses
à l’échelle de la cellule dépendent des autres cellules du domaine. Elles permettent de calculer
des perméabilités équivalentes plus réalistes.

Pour déterminer les perméabilités équivalentes, il faut résoudre l’équation F.9 (cas 2D)
avec plusieurs types de conditions aux limites [36], [38] afin de s’affranchir du problème de la
direction spécifique de l’écoulement.

Cette méthode, coûteuse en temps de calculs et ressources informatiques, peut sembler
contradictoire avec l’objectif du changement d’échelle. Toutefois, elle s’avère utile dans le cas
de simulations multiphasiques. Le calcul des perméabilités équivalentes par simulations mono-
phasiques constitue un gain de temps par rapport aux simulations multiphasiques et permet-
trait d’obtenir des valeurs suffisamment précises pour les perméabilités de blocs.[

< uw,x >
< uw,y >

]
= −

[
KV,xx KV,xy

KV,yx KV,yy

]
×
[
< ∇hw,x >
< ∇hw,y >

]
< ∇hw,i > : charges à l’échelle du bloc moyennées sur le volume du bloc

< uw,x > : vitesses à l’échelle du bloc moyennées sur la surface des interfaces du bloc

Calcul de perméabilité équivalente par résolution numérique sur tout le domaine
(F.9)

La résolution numérique avec voisinage est un intermédiaire entre les deux méthodes précé-
dentes. Pour éviter la simulation d’écoulement sur tout le domaine, la simulation est effectuée
sur un domaine comprenant les cellules du bloc et un voisinage de cellules autour du bloc
(distance imposées à la moitié de la taille du bloc) [42, 43]. Comme la précédente, la méthode
de résolution utilise plusieurs conditions aux limites mais le temps de calcul est optimisé en
limitant la taille des modèles à simuler.

Cette liste n’est pas exhaustive. Parmi d’autres méthodes possibles, citons notamment :
Les grilles flexibles ou élastiques qui consistent à minimiser les hétérogénéités des blocs et

qui donnent des maillage irréguliers [44], [45]. Les cellules sont regroupées si elles vérifient
un critère de minimisation, par exemple, une variance minimum de perméabilité dans le cas
d’une étude statique.

Si des simulations d’écoulement à l’échelle de la mesure sont possibles, une variance mi-
nimum en terme de valeurs de ligne de courant (ce qui donnera de petites cellules pour les
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vitesses les plus élevées et de grandes cellules pour les vitesses les plus faibles). Ce dernier cri-
tère, plus précis que celui du cas statique, doit prendre en compte les conditions d’écoulements
à modéliser, en particulier la position des puits.

F.2 Méthodes de validation du changement d’échelle

Lorsque la simulation d’écoulement peut être effectuée sur le modèle fin, la qualité du
changement d’échelle est évaluée en vérifiant l’écart ou non de la distribution de ces résultats
de simulation d’écoulement à ceux du modèle après changement d’échelle.

Pour vérifier la validité de la méthode par résolution numérique avec voisinage, Zhou et
al. (2010) [46] comparent les résultats de modèles 3D monophasiques de flux à travers les
blocs. Les comparaisons sont effectuées sur tout le domaine par représentation graphique et en
calculant les erreurs quadratiques moyennes de flux en transposant les résultats du maillage
grossier au maillage fin.

Li et al. (2011) [42] testent différentes méthodes d’upscaling, des méthodes simples par
moyennes aux méthodes numériques (Laplacien simple, Laplacien avec voisinage) avec ou
sans grille flexible en comparant les résultats à ceux du modèle fin en termes de flux et de
distances parcourues par un traceur.

Toutefois, la simulation directe sur le modèle fin n’est souvent pas praticable et dans ce
cas, des simplifications sont utilisées pour vérifier la validité des maillages après changement
d’échelle.

Etudiant un système multiphasique, Durlofsky et al. (1996) [44] comparent les compor-
tements globaux en pression et taux d’écoulements des modèles à partir de simulations mo-
nophasiques. La comparaison est effectuée en déterminant la perméabilité effective globale de
chaque section transversale des modèles d’après la simulation d’écoulement monophasique. Les
flux ou la pression aux puits sont également comparés. Le taux de mobilité des fluides (temps
d’arrivée et comportements des fluides déplacés) est évalué pour chaque modèle à l’aide de
simulations multiphasiques par lignes de courant (streamlines).

Maschio et Schiozer (2003) [47] utilisent également les simulations de lignes de courant
pour vérifier la cohérence entre modèles fins et grossiers (tests des méthodes de moyenne de
puissance, renormalisation simplifiée). Les simulations par lignes de courant permettent un
découplage du système 3D en problèmes 1D : ces simulations résolvent la pression de façon
implicite pour former les lignes de courant représentant l’écoulement sous forme de grilles
1D perpendiculaires à la pression. La saturation est calculée de façon explicite, les fluides se
déplacent le long de ces lignes de courant, contrairement aux simulations conventionnelles
où le fluide est confiné aux cellules et se déplace orthogonalement. Cette méthode, limitée
dans la précision de sa résolution, permet cependant de déceler les connexions dynamiques
des modèles et de comparer les performances des différents modèles avec des coûts de calcul
bien inférieurs à ceux des simulations conventionnelles.

Mostaghimi et Mahnai (2010) [45] utilisent la même méthode que [44] pour comparer les
comportements en pression mais, la technique de lignes de courant n’est pas utilisée pour éva-
luer les comportements multiphasiques. Des simulations multiphasiques sont effectuées pour
comparer la mobilité des fluides, uniquement dans les cas où le premier critère de comparaison
(flux par simulation monophasique) s’est révélé positif.

Des indicateurs de qualité du changement d’échelle pourraient être calculés sans nécessai-
rement simuler l’écoulement sur tous les modèles.
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Renard et al. (2000) [41] comparent la perméabilité effective sur le domaine entier calculée
par simulation d’écoulement à celles calculées par des méthodes heuristique (moyennes) ou
de renormalisation. L’étude est réalisée pour de multiples réalisations équiprobables et pour
différentes méthodes géostatistiques (booléen et gaussien seuillé) et deux tailles de modèles.
Il classe les méthodes de changement d’échelle en fonction de leurs biais relatif et de leur
coefficient de corrélation linéaire avec la perméabilité simulée sur toutes les réalisations.

Qi et Hesketh. (2004) [48] et Preux (2011) [49] proposent des indicateurs pour évaluer la
quantité d’informations perdues lors du changement d’échelle. D’après eux, puisque le change-
ment d’échelle tend à moyenner les effets des valeurs extrêmes comme les fines barrières ou
les zones de drainage de l’écoulement, les caractéristiques de l’information perdue pourraient
être représentées par la réduction de l’intervalle de valeurs de perméabilité du modèle initial.

1. Le facteur d’étendue UE = log(Nf/Nc) = 1 − log(Nc)/log(Nf) décrit la relation entre
l’amplitude de l’upscaling et la perte d’information. La perte d’information serait propor-
tionnelle à UE, proche de 1 l’amplitude de l’upscaling devient maximale et inversement
pour UE=0.

2. Indicateur de perte d’information sur l’intervalle des données : ILIa = Rc/Rf où Rc
intervalle des valeurs pour le modèle upscalé, Rf pour le modèle fin. Comme Rc dimi-
nue avec l’augmentation de l’étendue de l’upscaling, plus ILIa diminue, plus la perte
d’information serait importante.

3. Indicateur de perte d’information sur la variance des données :

ILIem = E[(Kc− < Kc >)2]
E[(Kf− < Kf >)2]

Kf : Propriété sur la grille fine

Kr = Kf −Kc,d : Résidus

Kc,d : propriété du modèle, après changement d’échelle, projetée sur la grille fine

<> : valeur moyenne
(F.10)

Si le résidu contient peu d’information alors la variance du résidu devrait tendre vers 0.
Par conséquent, si ILIem est proche de 1 alors la quantité d’information perdue sur la
variances des données serait importante.

4. La tracé des quantiles de la distribution de la propriété du modèle fin vs. quantiles des
distribution des modèles grossiers (Q-Q plot). Si les distributions sont proches, la courbe
obtenue sera quasi-linéaire.

L’avantage de ces critères est qu’ils s’appuient uniquement sur les résultats de la modélisation
et du changement d’échelle de la perméabilité et non du résultat de la simulation d’écoulement.
Toutefois, ces critères ne sont probablement pas suffisants pour justifier que les connectivités
dynamiques (zones d’écoulement préférentiel ou barrières locales influent sur l’écoulement)
soient préservées durant le changement d’échelle. De plus, l’utilisation de tels indicateurs est
critiquable puisqu’ils ne caractérisent pas réellement la qualité du changement d’échelle mais
uniquement son amplitude. En effet, lors du changement d’échelle, il y aura une diminution de
la variance du bloc par rapport à celles des cellules, d’autant plus grande que la taille des blocs
est grande comparée à la cellule. Mais la perte d’information sur la variance n’est pas forcément
corrélée à une perte d’information sur les résultats de simulation et donc à une diminution de
la qualité du changement d’échelle.

270



ANNEXE F. MÉTHODES DE CHANGEMENT D’ÉCHELLE

F.2.1 Etude de la pertinence des indicateurs statiques de la qualité du change-
ment d’échelle

Les indicateurs statiques de perte de variance du changement d’échelle, ILIa et ILIem, sont
calculés à partir des Log10K (non précisé dans [48], utilisation des valeurs de K pour [49]) des
modèles étudiés au chapitre 3 de changement d’échelle, puisque l’amplitude des perméabilités,
et donc des erreurs, a un effet plus important sur les simulations d’écoulement que les valeurs
en elles-mêmes (i.e. une variation entre 0.1 et 1 aura plus d’influence qu’une variation entre
100 et 110). Ces facteurs sont calculés pour évaluer la qualité de l’information qu’ils apportent
puisque, comme il a été vu précédemment, l’intérêt de ces facteurs pour estimer la qualité du
changement d’échelle semble critiquable.

Mesh 

Number

Number of 

cells
Upscaling 

Factor

Upscaling Extent 

Parameter (UE)

MESH 1 29656 0,313 0,101

MESH 2 16346 0,173 0,153

MESH 3 15422 0,163 0,158

MESH 4 11880 0,126 0,181

MESH 5 9610 0,102 0,200

MESH 6 2948 0,031 0,303

Static Criteria for Upscaling QC

0,1

0,2

0,3

0,4

0,5

0,6

0,7
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Heterogeneous (Ka) IlIa
Heterogeneous (Kh) IlIa
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Semi-homogeneous (Ksemief-A) IlIa
Semi-homogeneous (Ksemief-G) IlIa
Heterogeneous (Kg) ILIem
Heterogeneous (Ka) ILIem
Heterogeneous (Kh) ILIem
Heterogeneous (Ksq)  ILIem
Semi-homogeneous (Ksemief-A) ILIem
Semi-homogeneous (Ksemief-G) ILIem

FIGURE F.2 – Indicateurs statiques en fonction de l’étendue du changement d’échelle

Des valeurs similaires de ILIa sont obtenues quelle que soit la méthode utilisée (figure
F.2). ILIa est un indicateur trop simple puisqu’il ne tient pas compte de la répartition spatiale
des hétérogénéités.

L’indicateur ILIem a l’avantage de tenir compte de la variabilité spatiale puisque les résidus
sont calculés pour chaque maille des modèles après changement d’échelle par rapport à la
maille correspondante dans le maillage fin. Les valeurs d’ILIem permettent de distinguer la
perte d’information sur la variance en fonction du maillage mais également entre certaines
méthodes de changement d’échelle (figure F.2). D’après ce facteur, la perte d’information sur la
variance augmente drastiquement avec l’utilisation de modèles semi-homogènes 3. Les valeurs
d’ILIem augmentent également, quel que soit le maillage, pour Ka et Kh comparées à Kg et
Ksq.

L’utilisation de l’indicateur ILIem pour la caractérisation de la qualité du changement
d’échelle ne peut pas être justifiée a priori. Il faudrait qu’il puisse être corrélé aux résultats de
simulations pour fournir un indicateur de la qualité du changement d’échelle.

La comparaison des facteur ILIem avec les écarts des résultats de chaque méthodes montre
qu’ILIem est surtout sensible à l’étendue de l’homogénéisation : pour différentes tailles de
maillages et en fixant la méthode de changement d’échelle, une corrélation avec l’écart-type de

3. dans le cas de modèle homogène (moyenne géométrique), ILIem=1 puisque la variance des résidus est
égale à la variance des perméabilités initiales
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FIGURE F.3 – Comparaison de l’écart-type des erreurs en pression vs. le facteur ILIem

l’erreur en pression peut éventuellement être trouvée (figure F.3). Toutefois, cette corrélation
n’est pas systématique et une valeur donnée d’ILIem ne permet pas de déduire quelle sera
l’influence du changement d’échelle sur les résultats. Ce facteur surestime la perte d’informa-
tion due à la semi-homogénéisation et sous-estime la différence de perte d’information entre
moyennes harmoniques et moyenne arithmétiques. Par conséquent, sachant que la précision
tend à diminuer avec un maillage plus grossier, ce facteur n’apporte pas d’informations.

F.3 Tableaux détaillant les écarts entre méthodes de changement
d’échelle du chapitre 3

TABLE F.1 – Ecarts [Pa] de perturbations de pression au puits par rapport au modèle initial (Perturbation de
pression de référence : 5.03MPa). Pour les différentes longueurs de corrélation, les écarts sont mesurés par
rapport au maillage fin avec la longueur de corrélation correspondante.

N◦ de
maillage

Nombre
de blocs

Heterog.
Kg

Heterog.
Ka

Heterog.
Kh

Heterog.
Ksq

Semi-
Homog.
Ksemief−A

Semi-
Homog.
Ksemief−G

Heterog.
Kg

*0.5CL

Heterog.
Kg *2CL

Mesh 1 29656 6 103 2.2 104 -1.1 104 6 103 6 103 6 103 6 103 0

Mesh 2 16346 6 103 2.3 104 -1.1 104 6 103 - - - -

Mesh 3 15422 -3 103 1.4 104 -1.8 104 -3 103 5 103 -1.6 104 3 104 9 103

Mesh 4 11880 2 103 - - - - - - -

Mesh 5 9610 -3 103 - - - - - - -

Mesh 6 2948 -9.4 104 1.5 105 -3.2 105 -9.5 104 - - - -
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TABLE F.2 – Ecarts [m] de distances de propagation de perturbation de pression (pour 1MPa, en gras, pour 0.05MPa,
en italique) par rapport au modèle initial (distances de référence : pour 1MPa, 6.95km ; pour 0.05MPa, 16.89km).

N◦ de
maillage

Nombre
de blocs

Heterog.
Kg

Heterog.
Ka

Heterog.
Kh

Heterog.
Ksq

Semi-
Homog.
Ksemief−A

Semi-
Homog.
Ksemief−G

Heterog.
Kg

*0.5CL

Heterog.
Kg *2CL

Mesh 1 29656 -4/-18 -15/-57 10/22 -4/-18 -4/115 -4/-150 -5/-14 0/-10

Mesh 2 16346 -5/226 24/-341 -37/690 -5/240 - - - -

Mesh 3 15422 24/251 65/-359 -5/768 23/274 295/-1489 -314/2183 6/149 30/43

Mesh 4 11880 -23/461 - - - - - - -

Mesh 5 9610 -14/550 - - - - - - -

Mesh 6 2948 156/652 -35/-1206 312/2044 149/683 - - - -

TABLE F.3 – Extension latérale maximale du panache de CO2 après un an d’injection (en m, en gras) et taux de
dissolution (en %, en italique) pour différentes tailles de maillage et différentes techniques de changement d’échelle.

N◦ de
maillage

Nombre
de
blocs

Heterog.
Kg

Heterog.
Ka

Heterog.
Kh

Heterog.
Ksq

Semi-
Homog.
Ksemief−A

Semi-
Homog.
Ksemief−G

Heterog.
Kg

*0.5CL

Heterog.
Kg

*2CL

Homog.
Kef−A

Homog.
Kef−G

Mesh 0 96400
310
25.6

- - - - - 185 290 336 163

Mesh 1 29656
307
25.7

307
25.7

307
25.7

307
25.7

307
25.7

307
25.7

185
26.3

290
26.6

343
19.7

163
23

Mesh 2 16346
307
25.7

307
25.7

307
25.7

307
25.7

- - - -
343
19.7

163
23

Mesh 3 15422
321
26.7

321
26.7

321
26.8

321
26.7

321
26.7

321
26.7

208
27.5

305
27.8

344
21.4

155
24.8

Mesh 4 11880
307
25.7

- - - - - - -
343
19.7

163
23

Mesh 5 9610
307
25.7

- - - - - - -
343
19.7

163
23

Mesh 6 2948
307
25.7

307
25.75

307
25.6

307
25.7

- - - -
348
19.8

163
23
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F.4 Méthode de renormalisation simplifiée pour le maillage irrégu-
lier du modèle 3D

Prise en compte de l’anisotropie du maillage initiale

L’anisotropie du maillage initial est prise en compte lors du calcul de la perméabilité équi-
valente suivant la relation [41] :

Ki
eq = (Cimin)1−αi ∗ (Cimax)αi

αi(aij , aik) =
u(aij) + u(aik)− 2 ∗ u(aij)u(aik)

1− u(aij)u(aik)

aij = Kj

Ki

(
di
dj

)2

u(aij) = 2
π

arctan(
√
aij)

(F.11)

La perméabilité initiale étant scalaire et la taille des cellules en X et Y étant identique mais
inférieure en Z alors, αx = αy proches de 1 et supérieurs à αz qui tend vers 0. Donc Kx

eq et Ky
eq

tendent vers Cxmax et Cymax, respectivement, alors que Kz
eq tend vers Czmin.

TABLE F.4 – Maillage latéral du modèle 3D (maillage final irrégulier)

Taille du maillage selon l’axe X (Ouest-
Est)

Taille du maillage selon l’axe Y (Nord-
Sud)

Nombre de
mailles

Taille des mailles (km)
Nombre de
mailles

Taille des mailles (km)

2 19.18 1 14.07

1 23.32 1 11.97

1 18.16 2 6.57

1 12.63 4 5.08

2 9.07 2 4.618

2 8.31 21 2.54

3 4.79 93 0.07

20 2.96 25 2.5

99 0.07 89 0.07

24 2.9 12 2.59

3 5.86 3 5.05

2 8.64 1 12.48

2 11.67 1 17.53

1 22.57

1 28.76

1 18.17
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Procédure de renormalisation simplifiée pour le maillage irrégulier

(a) Différentes procédures utilisées pour les cellules (b) Cas K3D-XYZ

FIGURE F.4 – Exemple de regroupements de 27 cellules en 8 mailles irrégulières qui sont ensuite
regroupées pour obtenir le bloc équivalent.

Pour l’exemple de la figure F.4, le calcul de Kx s’effectue de la façon suivante :
– Pour huit cellules regroupées (K3D-XYZ) (e.g. Karim and Krabbenhoft [39]) :

Kxmin
8 = µa[µh(k1, k5), µh(k2, k6), µh(k3, k7), µh(k4, k8)]

Kxmax
8 = µh[µa(k1, k2), µa(k5, k6), µa(k3, k4), µa(k7, k8)]

– Pour quatre cellules regroupées (K2D-XY, K2D-XZ, K2D-YZ), en conservant les mêmes
indices que pour huit :

Kxmin
4xz = µa[µh(k1, k5), µh(k2, k6)]

Kxmax
4xz = µh[µa(k1, k2), µa(k5, k6)]

Kxmin
4yz = µa[µa(k1, k2), µa(k3, k4)]

Kxmax
4yz = µa[µa(k1, k3), µa(k2, k4)]

Kxmin
4xy = µa[µh(k1, k5), µh(k3, k7)]

Kxmax
4xy = µh[µa(k1, k3), µa(k5, k7)]

– Pour deux cellules regroupées (K1D-X K1D-Y K1D-Z) :

Kx
2x = µh(k1, k5)

Kx
2y = µa(k1, k3)

Kx
2z = µa(k1, k2)

– Ce qui donne pour le bloc final :

Cxmin = µa[µV ol8,V ol4h (Kxmin
8 ,Kxmin

4yz ), µV ol4,V ol2h (Kxmin
4xy ,Kx

2y),

µV ol4,V ol2h (Kxmin
4xz ,Kx

2z), µ
V ol2,V ol1
h (Kx

2x,Knomodif )] (F.12)

Cxmax = µh[µV ol8,V ol4,V ol4,V ol2a (Kxmax
8 ,Kxmax

4xz ,Kxmax
4xy ,Kx

2x),
µV ol4,V ol2,V ol2,V ol1a (Kxmax

4yz ,Kx
2y,K

x
2z,Knomodif )] (F.13)
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Résultats des champs de perméabilité du modèle 3D

La moyenne du rapport est de Kx/Ky=0.993, la médiane de Kx/Ky=1 et 90% des valeurs
sont comprises entre 0.8 et 1.17. La moyenne Kv/Kh est de 0.74, la médiane de 0.85, 90%
des valeurs d’anisotropie sont comprises entre 0.41 et 1.33 et le rapport des deux valeurs peut
atteindre jusqu’à deux ordres de grandeurs.

FIGURE F.5 – Perméabilités obtenues après changement d’échelle (100 réalisations) et comparaisons
aux perméabilités du modèle source dans la zone réduite. Une valeur sur 4000 est représentée. Les
perméabilités, en m2, ont été divisées par 10−13. Echelle logarithmique.

FIGURE F.6 – Distributions des rapports d’anisotropie des perméabilités Kx/Kz après changement
d’échelle (100 réalisations).

3. calculée sur le maillage irrégulier de la zone réduite, induisant un biais fonction de la taille des mailles
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Annexe G

Méthodologie pour la sélection
"distance-based"

G.1 Les nuées dynamiques ou K-means

L’objectif de la méthode des nuées dynamiques est de former C groupes de réalisations de
manière à minimiser la distance entre réalisations (Nr réalisations) et le centroïde (xGk) du
groupe auquel elles sont rattachées (équation G.1)

Minimisation de :
Nr∑
i=1

C∑
k=1
||xi − xGk||2 (G.1)

Initialement, les données sont divisées en groupes de façon aléatoire, le nombre de groupes
est défini par l’utilisateur. Les centroïdes de chaque groupe sont ensuite calculés (barycentre).

Par processus itératif, les groupes sont modifiés suivant la condition : si une réalisation
est plus proche du centroïde d’un autre groupe alors elle est déplacée dans ce groupe et les
centroïdes sont recalculés. Ce calcul est répété tant que les groupes auxquels appartiennent les
réalisations ou la valeur des centroïdes ne sont pas stabilisés.

Lorsque la minimisation des distances réalisations-centroïdes est obtenue, la réalisation la
plus proche du centroïde est sélectionnée pour chaque groupe. Les résultats de chaque groupe
sont ensuite pondérés en fonction du nombre de réalisations du groupe associé pour calculer
les propriétés statistiques du sous-ensemble.

Les résultats de cette méthode dépendent de l’initialisation et de la possibilité de séparer
linéairement les données (séparation par des hyperplans).

G.2 Modification de K-means : Kernel K-means

La méthode des nuées dynamiques n’est pas directement appliquée aux résultats des réa-
lisations car cette méthode nécessite que les points soient séparables linéairement ce qui n’est
pas le cas ici.
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FIGURE G.1 – Exemple de projection des distances dans un espace euclidien à 2D

G.2.1 Positionnement des réalisations dans un espace euclidien en fonction de
leurs similarités de distribution de pression sur l’ensemble du réservoir

La matrice de distances D est d’abord calculée à partir des distances euclidiennes de chaque
valeur de pression sur le réservoir entre chaque réalisation (équation G.2) (200 × 200 dimen-
sions, symétrique, positive et diagonale nulle).

dij =

√√√√33770∑
l

(Pi,l − Pj,l)2

Pi,l Pression de la cellule l pour la réalisation i
i, j, indices des réalisations, entre 1 et 200
l, indice des cellules, variant entre 1 et 33770

(G.2)

Pour positionner les réalisations en fonction de leurs distances dans un espace euclidien,
on utilise le positionnement multidimensionnel qui s’appuie sur la décomposition spectrale
(analyse factorielle d’un tableau de distance) [50].

Sachant que la distances euclidienne entre deux points i et j est égale à la norme de la
somme des carrés des écarts entre les vecteurs xi et xj dans un espace euclidien de dimension
p avec : d2

ij =
∑p
l=1(xi,l − xj,l)2 = (xi − xj)t × (xi − xj) = ||xi − xj ||2, on définit la matrice B

du produit scalaire entre xi et xj , B=X.Xt. En calculant B à partir de d2
ij , les coordonnées de

chacune des réalisations sont déduites.
On définit la matrice A telle que : aij=(-1/2)(dij2), B est définie en plaçant l’origine de l’es-

pace euclidien au centroïde de tous les points : B=H.A.H avec H=Id-(1/Nr)1.(t1) (1 : vecteur
colonne unitaire de dimension Nr). B est symétrique, positive, par décomposition spectrale on
obtient : B=V.Q.tV avec V : matrice des vecteurs propres et Q : matrice diagonale des valeurs
propres associées.

La configuration spatiale de dimension p (ici, 50) est déduite par identification, telle que
les coordonnées centrées des réalisations sont égales à X=Vp.Qp

1/2.
Cette méthode est validée si la corrélation entre distances dans l’espace euclidien et dis-

tances de la matrice D est suffisante et si la proportion de variance (τ) du sous-espace de
dimension p est proche de 1 (equation G.3 [50]).
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τ(p) =
∑p λj∑(Nr−1) λi

λ : valeurs propres de B
(G.3)

G.2.2 Utilisation d’une fonction-noyau ("Kernel-trick")

Le principe du "kernel k-means" consiste à projeter les points sur un espace de plus grande
dimension à partir d’une transformation non-linéaire Φ. Dans cet espace, les points sont linéai-
rement séparables, contrairement à l’espace d’origine, ce qui permet d’y appliquer la méthode
des nuées dynamiques (Scheidt and Caers [51, 52], Alpak et al. [53], Dhillon et al. [54]).

FIGURE G.2 – Comparaison des résultats de K-means et Kernel K-means. A gauche, selon k-
means, les deux groupes sont séparés selon un plan, tandis qu’à droite avec la méthode kernel
k-means, les groupes sont les deux cercles distincts.

Il n’est pas nécessaire de projeter explicitement les points dans cet espace (la transformation
Φ n’est pas définie explicitement), la fonction-noyau K(x,y), produit scalaire de Φ(x) et Φ(y),
permet de calculer directement la distance euclidienne entre x et y dans cet espace de plus
grande dimension (équation, G.4, uniquement valable pour des distances euclidiennes d’où
l’importance du positionnement multidimensionnel précédent).

||Φ(x)− Φ(y)||2

= 〈Φ(x),Φ(x)〉+ 〈Φ(y),Φ(y)〉 − 2 ∗ 〈Φ(x),Φ(y)〉
= K(x, x) +K(y, y)− 2 ∗K(x, y)

(G.4)

Ici, la fonction-noyau gaussienne est utilisée : Ki,Gk=exp(-||xi-xGk||2/2*σ2). La méthode
des nuées dynamiques est donc utilisée en minimisant la distance ||Φ(x) − Φ(Gk)||2 entre la
réalisation x et le centroïde Gk.

G.3 Initialisation par analyse spectrale

L’initialisation par analyse spectrale a été proposée par [54] pour optimiser la méthode
kernel K-means.

Soient P points et W, la matrice d’affinité entre ces points telle que Wpp′ est grand si p et
p’ sont similaires et donc dans le même groupe (W positive et symétrique). L’objectif est de
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minimiser le "normalized-cut" (partitionnement du graphique représentant la configuration de
points) (Ng et al. [55], Bach and Jordan [56]).

C(A,W ) =
R∑
r=1

(
∑

i∈Ar,j∈Ar

Wij)/(
∑

i∈Ar,j∈P
Wij)

P l’ensemble des points

A = (Ar)r∈1,..,R l’ensemble des R groupes disjoints

Comme i et j n’appartiennent pas au même groupe, alors Wij doit tendre vers une faible valeur
(G.5)

Soit er, le vecteur indicateur du groupe r tel que er,i est nul si i n’appartient pas au groupe
r (er ∈ 0, 1R), connaître er revient à connaître Ar. Avec D la matrice diagonale, dont le ième

élement de la diagonale est égal à la somme des élements de la ième ligne de W, on a à mini-
miser :

C(e,W ) =
R∑
r=1

(etr(D −W )er)/(etrDer) (G.6)

En posant que le vecteur indicateur peut prendre des valeurs arbitraires telles que
Y = D1/2EΛ (E=(e1, ...,eR)), matrice orthonormale arbitraire, on obtient un Y optimal pour
une minimisation discrète de C à partir des Rème vecteurs propres de D−1/2.W.D−1/2, tel que
Y=UB1 où U est une base orthonormale des Rème vecteurs propres de D−1/2.W.D−1/2 et B1
une matrice de rotation arbitraire.

En effet,
tr((etr(W )er)/(etrDer)) = tr(Y tD−1/2WD−1/2Y )

ou

C(e,W ) = R− tr(Y tD−1/2WD−1/2Y )
(G.7)

il faut donc maximiser tr(Y tD−1/2WD−1/2Y ), ce qui peut être obtenu avec la somme des plus
grandes valeurs propres de D−1/2.W.D−1/2.

Finalement, l’algorithme pour cette initialisation spectrale est défini par :
– la matrice d’affinité : Wij=exp(-||xi-xj ||2/(2*σ2))
– Calcul des R vecteurs propres de L=D−1/2.W.D−1/2.
– Construction de la matrice Y à partir de la matrice des R vecteurs propres (V) tels que

Yij=Vij/ (
∑
jVij

2)1/2

– On considère chaque ligne de Y comme un point, les points sont regroupés par la méthode
des nuées dynamiques. Si la ligne i appartient au groupe r alors la réalisation xi est
affectée au groupe j.
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Annexe H

Description du modèle hydrogéologique
de Goncalves [57]

Le modèle est composé de 19 surfaces isochrones qui, avec la surface topographique et
la surface du socle, délimitent 20 couches géologiques du Trias au Tertiaire-Quaternaire. Le
modèle de la thèse de Goncalvès a une extension de 700 000km2 s’étendant du Nord au Sud de
l’Angleterre au Massif Central et de l’Est à l’Ouest de l’Allemagne au Sud-Ouest de l’Angleterre.

Le maillage du modèle est composé de mailles de 20km, qui ont été raffinées vers le centre
du bassin à 10 ou 5 voire 2.5km dans le cas de description d’éléments structuraux tels que des
zones de failles.

Pour chacune de ces mailles, une valeur d’épaisseur, reconstituée par back-stripping, et de
litho-faciès est attribuée à partir de la base de données de Guillocheau et al. [58]. Les valeurs
d’épaisseurs ont été obtenues par krigeage sur le domaine des données de puits (Goncalvès
et al. [59], 2004).

Les litho-faciès sont définis par deux diagrammes ternaires dont les pôles représentent des
lithologies pures : argile/sable/calcaire et argile/sable/craie. Chacun des diagrammes est sub-
divisé en 9 litho-faciès en fonction de la proportion en chacun des pôles lithologiques. L’at-
tribution de litho-faciès pour chacune des mailles est réalisée par interpolation par krigeage
des proportions en pôles lithologiques des données. L’interpolation des proportions des trois
pôles a été décomposée en deux étapes : les proportions en lithologie principale et proportion
relative résiduelle de la seconde lithologie dominante sont interpolées, tandis que la troisième
en est déduite. Cette méthode induit un biais, donnant plus de poids à la proportion principale
[57].

L’épaisseur (sédimentée par maille entre deux surfaces isochrones) et les faciès sont les
deux principales données d’entrées pour le modèle simulant l’évolution du bassin de Paris. Le
krigeage de ces deux grandeurs permet de reconstituer le bassin actuel au cours de la simu-
lation du dépôt de strates successives [60]. Suivant le scénario géologique imposé et selon
les relations mécaniques, thermales et hydrauliques définies pour chaque faciès, le champ des
contraintes effectives et l’expulsion des fluides sont simulés, l’évolution de la porosité est cal-
culée et les valeurs de perméabilité en sont déduites.

Deux types de représentation des litho-faciès ont été envisagées lors de la construction du
modèle "source". La première consistait à utiliser des faciès discrets : ce sont les proportions des
barycentres des sous-domaines des diagrammes qui sont attribuées aux mailles. Dans ce cas,
Gonçalvès et al. [60] remarquent que les valeurs de perméabilité du Dogger présentent très

281



ANNEXE H. DESCRIPTION DU MODÈLE HYDROGÉOLOGIQUE

peu de variations comparées aux valeurs mesurées. Pour améliorer les résultats et éviter l’uni-
formisation, la seconde approche consiste à utiliser directement des proportions interpolées
pour en déduire les valeurs de perméabilités.

Les valeurs de perméabilité utilisées dans notre modèle "source" proviennent de l’applica-
tion de cette seconde méthode de représentation de faciès permettant d’obtenir une variabilité
spatiale régionale plus réaliste.

Les lois pétrophysiques permettent de relier géométrie porale, porosité et perméabilité in-
trinsèque. Trois lois ont été utilisées par Goncalves [57] en fonction du type de lithologie : la loi
de Kozeny-Carman et fractale pour les silico-clastiques et les lois de Lucia pour les carbonates.
De plus, les paramètres de chacune de ces lois seront également modifiés en fonction du faciès
lithologique.

Des données de tests de puits, la plupart mesurées au centre du bassin, sont utilisées pour
calibrer les lois pétrophysiques puis valider les perméabilités à l’échelle du modèle du bassin.
La variabilité spatiale de la perméabilité, à l’échelle des données, n’est donc pas directement
intégrée dans le modèle du bassin mais sert de calibration et de référence au modèle du bassin.
Pour le cas du Dogger, initialement, 130 valeurs mesurées sont disponibles.

Dans un premier temps, ces données de perméabilité associées aux valeurs de porosité ont
permis de déterminer les paramètres des lois à utiliser. Ces lois ont ensuite été appliquées au
modèle de porosité construit par la simulation de l’histoire géologique du bassin [57].

Dans un second temps, ces données ont été krigées sur des mailles d’environ 150m, corres-
pondant à la représentativité de la mesure sachant que le rayon d’action d’un test hydraulique
est d’environ une centaine de mètres. Les valeurs krigées sont ensuite upscalées pour obtenir le
même maillage que celui du modèle de bassin et pour les comparer (utilisation de la méthode
de renormalisation simplifiée [41]). Après changement d’échelle, il n’y a plus que 38 mailles
qui contiennent les puits d’où sont tirées les valeurs de référence.

La variogramme utilisé pour le krigeage a une portée assez importante (60km, variance
0.63, effet de pépite 0.15) donnant une estimation assez lisse avec peu de contrastes locale-
ment reflétant une variabilité régionale. Par conséquent, le changement d’échelle influe proba-
blement peu sur la variabilité spatiale de perméabilité obtenue (changement d’échelle jusqu’à
2.5km).

Les différences obtenues entre modèle upscalé de valeurs mesurées et valeurs du modèle
de bassin (38 points de comparaison) sont autour d’un demi-ordre de grandeur pour le Dogger
(supérieures pour le modèle du bassin). Sachant que l’incertitude serait d’un ordre de grandeur,
l’erreur resterait raisonnable. Néanmoins, l’utilisation de ces données ne prend pas en compte
la variabilité verticale, et les valeurs utilisées ne sont pas représentatives de l’épaisseur totale
de la formation mais uniquement de l’intervalle de test ce qui tend à surestimer la valeur réelle.

Pour le Callovo-Oxfordien, les valeurs du modèle de bassin sont de un à deux ordres de
grandeurs supérieures aux mesures d’échantillon (valeur minimale du bassin autour de 1
10−17m2, valeur maximale des mesures autour de 8 10−19m2) mais qui pourraient être im-
putables à un effet d’échelle.
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Etude des interférences entre injections multiples de CO2
dans un aquifère salin profond à l’échelle industrielle

Résumé : Les injections de CO2 à l’échelle industrielle, dans les aquifères salins profonds, vont affecter
le système naturel en induisant des perturbations des gradients de pression à court et à moyen terme.
Des études prévisionnelles sont nécessaires pour évaluer les risques de contamination (fuites de CO2, dé-
placement des fluides natifs) et les risques d’interférences entre projets d’injection ou entre utilisations
du sous-sol. Les aquifères salins étant généralement peu caractérisés, les incertitudes géologiques sont à
considérer lors de l’étude de faisabilité du stockage et des risques associés puisque les paramètres géo-
logiques influencent la réponse du système à l’injection. Nous nous sommes intéressés aux incertitudes
résultantes en termes de prévisions de perturbations de pression et de migration de CO2 et à leurs consé-
quences sur la faisabilité des projets de stockage. Dans un premier temps, les incertitudes de modélisation
(changement d’échelle, résolution de la variabilité spatiale des propriétés pétrophysiques) et géologiques
(propriétés pétrophysiques de la formation d’injection et de la couverture) ont été étudiées sur des mo-
dèles 2D conceptuels. L’objectif étant de balayer les champs d’incertitudes pour des modèles peu coûteux
en temps de calcul, pour ensuite, réduire les évaluations à effectuer dans le cadre de la modélisation 3D
régionale du système souterrain et y appliquer des méthodes simplifiées, validées en deux dimensions. Des
centaines de réalisations stochastiques sont utilisées pour évaluer l’influence de la variabilité spatiale de la
perméabilité. Pour limiter le nombre de simulations d’écoulement à effectuer, des méthodes de sélection
de réalisations, à partir de "proxy-response" (i.e. approximation de la réponse par une méthode de calcul
simplifiée) ont été testées et validées. Ensuite, les modèles 3D sont construits à partir des données d’un
modèle hydrogéologique du bassin parisien. Différents scénarios d’injection sont envisagés. La sensibilité
de la réponse est étudiée principalement par rapport à la variabilité spatiale de la perméabilité et à la com-
pressibilité des pores. Cette dernière étape permet de mieux appréhender les risques d’interférences en
fonction des incertitudes majeures, d’une part des paramètres géologiques, et d’autre part des paramètres
physiques liés à l’injection.
Mots clés : Stockage géologique de CO2, Aquifère, Echelle régionale, Incertitudes géologiques, Interfé-
rences, Hétérogénéités.

Interferences between multiple industrial-scale CO2 injections
in a deep saline aquifer

Abstract: This thesis studies the regional-scale response of an aquifer system to a massive CO2 injection.
Industrial-scale CO2 injections into deep saline aquifers affect natural groundwater systems by generating
short-term to medium-term pressure gradient perturbations. To evaluate contamination risks and inter-
ference risks between injection projects or other uses of underground space, modelling studies become
necessary. The geological parameters of underground formations are also to be taken into consideration
as they certainly influence the injection response. But, saline aquifers are generally poorly-characterized
which adds uncertainties to an already complex system. This thesis aims to explore uncertainties in
pressure perturbations and CO2 migration predictions, and their consequences in terms of CO2 storage
feasibility studies. Firstly, modelling and geological uncertainties have been tested on 2D conceptual mod-
els. This step, based on simpler models than 3D ones, allows a fast uncertainties discrimination and save
computational time. Hundreds of stochastic realizations are generated to define the influence of perme-
ability spatial variability. To limit the number of flow simulations, selection procedures of realizations are
applied and tested. Selections are derived from fast-calculations methods called "‘proxy-response"’. Sec-
ondly, once these methods have been 2D tested and validated, and once a number of uncertainties have
been eliminated, these methods and related ones are applied to the underground system 3D modelling.
The 3D models have been built based on available data from an existing Paris Basin hydrogeological
model. Several injection scenarios have been considered and tested. Permeability spatial variability and
pore compressibility are the two main parameters chosen to evaluate the injection response. This last step
allows a better definition of interference risks between the major uncertainties from geological parameters
and injection-related physical parameters.
Keywords: CO2 geological storage, Deep saline aquifer, Large scale, Geological uncertainties, Interfer-
ences, Heterogeneities.
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