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Jean Laherrere         30 aout 2009 
 
 Commentaires sur Petrole & Gaz Informations n°1801 Juillet/Aout 2009 
 
Plus je vieillis, plus je doute 
Je ne peux m’empecher, quand je vois un graphique, de le comparer a un autre, ou, s’il est ancien 
avec prevision, de l’actualiser pour voir si la prevision est confirmee 
Quatre articles de Petrole et Gaz Informations Juillet/Aout sont importants (trois sont des membres 
ASPO France), apportant des faits nouveaux et il convient de les confronter a d’autres donnees.  
 
-1-« Il y a juste 10 ans » Alain Perrodon 
Alain a voulu marque le 10e anniversaire de notre papier de 1998, alors que les directions de 
Scientific American et de Pour la Science avaient refuse de le faire (mais pas les editeurs des 
papiers: Gibbs et This). 
Il y a juste 10 ans. Colin Campbell et Jean Laherrere publiaient dans le numero de mars 1998 de 
Scientific American  
Le texte a ete sans doute ecrit en 2008, mais il est publie en aout 2009, soit plus de 11 ans et 6 
mois !, ce n’est pas juste 10 ans ! Le titre est donc en retard !  
Mais il est toujours bon de faire de l’historique, quand celui-ci se verifie, car on oublie vite ! 
 
-2-« Ameliorer la terminologie et la classification des reserves petrolieres » Pierre Rene Bauquis 
Pierre-Rene a raison de vouloir rendre plus clair les definitions sur les reserves qui sont ambigues, 
mais la limite entre leger et brut est continu, donc toute valeur est arbitraire, sauf pour les extra-
lourds plus lourds que l’eau, car alors le piegeage est different quand la notion de plan d’eau 
disparaît. 
PRB propose les definitions : 
-petroles classiques = >12°API (0,9861) et <100 cP (et non CP) 
-petroles ultra-lourds = <12° API et entre 100 et 10 000 cP 
-bitumes = <10 °API et >10 000 cP 
12°API est arbitraire, comme Campbell qui choisit 17°API pour les lourds, alors que d’autres 
prennent 20°API ou 22,3°API 
Il n’est pas indique comment la viscosite est mesuree (surface ou in situ), ce qui change beaucoup la 
mesure: il semble que ce soit in situ ! 
 
Si on regarde sur le graphique de Xavier Preel Oct 2005 on s’apercoit qu’une bonne partie des bruts 
reportes sont situes dans le rectangle >12 °API et entre 100 et 10 000 cP (indique comme le secteur 
X-lourd par Preel), comprenant, entre autres, les champs geants Midway, Duri et Belridge. 
Ils n’entrent donc pas dans la definition proposee : ils seraient donc hors definition! 
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Par contre, les autres secteurs non repertories dans cette definition:  
- <12 °API et > 100 cP 
- >12 °API et > 10 000 cP 
semblent etre depourvues de champs sur ce graphique et peuvent etre ignores. 
 
Je rapppelle que dans mes papiers je distingue seulement le brut excluant les extra-lourds 
(<10°API), les extras-lourds sans distinguer les bitumes d’Athabasca des extra-lourds de 
l’Orenoque, car il est impossible d’avoir des donnees de production avec des limites arbitraires 
comme 17°API (Campbell) ou 12°API (PRB). On ne peut parler de reserves (production futures et 
passees) sans avoir les donnees exactes ( ?) de production. 
 
Dans le papier «heavy oils : a worldwide opportunity» 
geophysics.mines.edu/petrophysics/.../AmyHinkle.ppt , Amy Hinkle donne un graphique API vs 
viscosity qui montre, parmi les champs, une evolution des parametres densite et viscosite suivant 
sans doute les reservoirs et profondeurs 
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J.G.Speight «The desulfurization of heavy oils and residuals » montre une relation densite  viscosite 
et une frontiere moins carre 

 
  
Il montre aussi une variation de la viscosite avec la temperature et la relation avec la densite qui est 
interessante, mais est a verifier, car elle semble toute theorique 

 
 
Les gains de raffinerie ne sont pas mentionnes: sont-ils des GTL ?, puisque que ces gains sont dues 
entre autres a l’hydrogenation, a partir d’H venant du gaz naturel (le convertissant en GTL en 
sorte). 
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Enfin le dernier paragraphe parle du pic de la production mondiale sans preciser si cela concerne la 
production tous liquides y compris gain de raffinerie (2 Mb/d) ou non. 
 
 
-3-« Petrole, gaz pic ou plateau » Jean-Marie Masset 
Jean-Marie donne enfin publiquement le point de vue des geologues de Total sur le pic ou plateau 
de petrole, alors que son CEO a ete le premier a dire la verite sur ce pic en 2007. 
 
La figure 1 montre (en haut) un exemple non identifie de production de reservoirs greseux en mer 
du Nord qui est compare (en bas) a un reservoir carbonate du Moyen-Orient, ce qui est fort 
interessant. Le reservoir carbonate semble avoir une production d’eau precoce (mais cela depend 
sans doute surtout si l’aquifere est actif ou non). Ce resultat simple a beson d’etre conforte par 
d’autres exemples. 

 
 

De plus, la production du reservoir greseux s’arrete en 1997 sur une evolution decroissante de la 
production d’eau (watercut): il convient d’actualiser ce champ jusqu’en 2008 (11 ans de plus) pour 
savoir ce qui s’est passe ensuite. Je n’ai pas trouve ce champ dans mes donnees. 
J’ai recherche plusieurs champs de la mer du Nord avec des coefficient de recuperation du petrole 
en place (RF) differents et des reservoirs differents pour regarder l’evolution des production de 
petrole et d’eau en fonction du temps et de la production cumulee de petrole: Alwyn Nord (RF 
=39%), Snorre (46%), Ekofisk carbonate (50%), Brent (53%), Gullfaks (61%), Forties (64%), 
Oseberg (66 %) et Statfjord (68%).  
Le principal reservoir de la mer du Nord est un bon reservoir greseux et c’est pour cela que 
l’injection d’eau a ete efficace et que le coefficient de recuperation est autour de 50%, le balayage 
ne laissant guere de petrole mobile derriere, donc pas de potentiel pour une recuperation tertiaire 
(EOR). 
Je ne vois pas de regle simple en comparant tous ces graphiques sur le pourcentage de production 
d’eau en Mer du Nord. 
Le BERR (ancien DTI) est le seul organisme qui publie les donnees completes mensuelles de 
production de petrole, gaz et eau de tous les champs. Le NDP ne donne que les donnees annuelles et 
seulement depuis 2000 pour l’eau. 
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Le watercut d’Alwyn North a des hauts et des bas a cause de l’infilling (des 1998 : Grosjean 2002) 

 
Le watercut montre vite mais passe par un pic, puis un 2e pic et decroit actuellement ! 

 
 
Le champ de Brent est pratiquement epuise en ce qui concerne le brut apres avoir produit 320 M.m3 
(tout ne restant le marker de la mer du Nord !), toutefois le DTI donnait en 2004 un ultime bien 
superieur a 352 M.m3. Brent se trouve sur le meme trend qu’Alwyn North , plus au nord et devrait 
presenter le meme profil, mais il est plus simple (structure plus simple). 
Le profil de Brent oil+water a comme Alwyn N 2 pics, mais le watercut ne presente pas un creux 
comme Alwyn N, mais augmente avec 2 marches, la premiere marche est a 40% de watercut en 
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1986, Brent a ete partiellement arrete de 1988 a 1990, car apparition de trop de gaz d’ou 
modification des infrastructures 

 
La 2eme marche (1997) correspond au doublement (imprevu) du declin des 1997 

 
 
Le champ de Forties montre un profil de production simple avec pour operateur BP , mais une fin 
plus active avec changement d’operateur (Apache) qui a beaucoup fore. La production d’eau 
augmente avec le nombre de puits. 
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Forties montre un profil de watercut qui s’emballe en 1986 lorque le declin s’aggrave 

 
 

 
Mais en Norvege (NW), le champ de Statfjord (possede a 85,47% par la Norvege et 14,53 % par 
UK, mais opere par Statoil) est sur le trend Alwyn, Brent et devrait etre similaire.  
Le NPD publie les donnees de production pour tous les champs mais qu’annuelles sauf pour les 2 
dernieres annees. Mais NDP ne publie les donnees de production pour l’eau que depuis 2000, rien 
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avant. Cependant OLF (The Norvegian Oil Industry Association) a publie des dossiers par champ 
en norvegien dont certains donnent la production d’eau avant 2000, mais pas pour Statfjord.  
Mais cote anglais le BERR donne la production complete mensuelle de petrole et d’eau pour 
Statfjord, sans preciser la part ! 

 

 
La production mensuelle de petrole pour Statfjord UK (14,53%) est donne par le BERR en 2008 
vers 0,05 M.m3 alors que la production d’eau est donne a 3 M.m3 (60 fois plus) , alors que la 
production mensuelle Statfjord NW (85,47%) NPD en 2008 est de 0,27 M.m3 pour le petrole et 2,7 
M.m3 pour l’eau (10 fois plus seulement) 
Mais la production BERR de Statfjord, pour le petrole c’est bien la part UK (14,53%) alors que 
pour l’eau, c’est la production a 100%. Le graphique eau n’indique pas mensuel (monthly), ce 
pourrait donc etre annuel, mais le report 2 https://www.og.decc.gov.uk/pprs/report2.pdf indique 
bien que c’est mensuel et que la production ne fait pas de distinction entre l’eau originelle du 
reservoir et l’eau injecte ! 
Si on compare a ce que publie le BERR pour Brent le pic de petrole est a 2,5 M.m3  par mois contre 
3 M.m3 d’eau, la production d’eau de Statfjord UK est anormale 
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En corrigeant les donnees BERR sur l’eau, on obtient alors pour la part UK en fonction du temps 

 
Meme donnees en fonction de la production de petrole cumulee.  
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Pour la part NW en utilisant les donnees completes BERR pour l’eau en fonction du temps 

 
Idem fonction production cumulee 
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En ajoutant les part UK et NW on obtient alors fonction du temps, la production oil+water est reste 
a environ 50 M.m3 de 1988 a 2005 

 
et fonction de la production cumulee 
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Sur le meme trend Alwyn, Brent, Statfjord, plus au nord mais proche, le champ de Snorre a un 
profil different de Statfjord avec 2 pics (au lieu d’un plateau) pour le petrole et le watercut qui est 
beaucoup plus bas car beaucoup moins deplete 
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Gullfaks tout proche de Statfjord lui est assez sembblable, mais un pic aigu sans plateau ; 
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Le champ d’Oseberg dans un autre sous-bassin a un watercut faible a 30% bien qu’etant pres de son 
ultime ? Pourquoi ? 
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Le seul reservoir carbonate important que j’ai trouve en mer du nord est celui d’Ekofisk (partie sud 
de la mer du Nord NW) , mais le champ d’Ekofisk est exceptionnel, car le reservoir, constitue de 
craie friable, s’est compacte quand la pression a decru (c’est la pression qui maintenait le 
reservoirdans son epaisseur initiale) et le fond de la mer s’est affaise de 8 metres, necessitant de 
rehausser les plateformes. Le watercut n’est que de 50% en 2008.  Il est donc tres different de 
l’exemple du reservoir carbonate du Moyen Orient qui lui n’etait pas une craie deformable ! 
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Tous ces exemples de la mer du Nord montre que chaque champ se comporte de facon differente en 
ce qui concerne le pourcentage d’eau (watercut) et rien ne semble les rassembler. Ekofisk, reservoir 
carbonate (tres special) ressemble a Oseberg reservoir greseux.  
 
La synthese de tous ces exemples donnent le watercut en % correspondant aux pics de petrole, aux 
pics de watercut et a 2008 (classe en watercut croissant), ainsi que le pourcentage de depletion  (% 
de la production cumulee par rapport a l’ultime) et le facteur de recuperation (IHS)  
 

watercut % 

first 
oil 
peak 

second 
oil 
peak 

first 
watercut 
peak 

second 
watercut 
peak 2008 

depletion 
% RF % 

Oseberg <10?    30 86 66 
Snorre 25 35 45 55 48 74 46 
Ekofisk 1 25 25  50 81 50 
Alwyn N 10 65 80 90 62 96 39 
Gullfaks 25  25  84 96 61 
Forties 4  10 84 85 96 64 
Statfjord  10 20 20  91 96 68 
Brent 10    97 99 53 

La correlation watercut et depletion n’est pas evidente, a part sur la fin!  
Je n’en voit aucune avec le facteur de recuperation ! 
 
 
La figure 3 a gauche montre un declin de la production petroliere journaliere du RU, mais qui 
s’arrete en 2007, avec une extrapolation lineaire jusqu'à 30 Gb 
Le trace jusqu’en Mai 2009 peut etre extrapolee de plusieurs facons suivant que l’on commence le 
declin lineaire en decembre 1998 (31 Gb), Janvier 2002 (29 Gb) ou Janvier 2006 (39 Gb). L’arrivee 
de Buzard a modifie le declin ! 
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Il faut se mefier des extrapolations lineaires de la production passee et faire plus confiance a 
l’extrapolation (courbes avec plusieurs cycles) des decouvertes avec la courbe d’ecremage 
La courbe d’ecremage (oil + condensates cumulees en fonction du nombre cumule de NFW) a fin 
2007 conduit a un ultime de 35 Gb  

 
  
La courbe decouvertes cumulees en fonction du nombre cumule de champs conduit aussi a 35 Gb, 
car le taux de succes est constant (courbe bleue quasi-lineaire) 
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Les decouvertes cumulees et la production cumulee (oil +NGL)  en fonction du temps se 
modelisent bien aussi avec cet ultime de 35 Gb 

 
 
L’analyse des corfficients de recuperation des champs individuels nous montre que l’on ne peut 
produire aujourd’hui qu’environ 32% des hydrocarbures possibles conventionnels accumules dans 
le sous-sol. 
J’ai des doutes sur la validite de la moyenne mondiale de 32% pour le coefficient de recuperation 
pour le petrole (et sur le terme possible !), car le nuage de points (pour pres de 12 000 champs de 
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petrole hors US & Canada dans ma base de donnees) est considerable, s’etalant de <1% a 98%, une 
moyenne avec une telle fourchette ne veut pas dire grand chose 
 

 
 
Sur les donnees IHS 2007 les moyennes par continent sont differents suivant que la moyenne est 
calculee d’apres le nombre de champs ou le volume : 
 

 nb fields average vol % average nb % median % 
Africa 2149 35 30 30 
Australasia 386 41 29 30 
CIS 1591 35 32 30 
Europe 1671 37 27 28 
FE 2304 31 26 25 
LatAm 2643 24 23 22 
ME 938 40 24 24 
NAm 115 33 31 33 
all 11797 35 27 26 

 
La fourchette reste grande meme pour des bassins ou les pratiques et les distributions sont plus 
homogenes comme la Mer du Nord (1 a 80 %). 
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Profil mondial des hydrocarbures possibles liquides jusqu’en 2100 
La figure 5 ne va que jusqu’en 2030 ! 
 
La figure 6 bilan des ressources mondiales d’hydrocarbures liquides fossiles ne donne pas l’annee 
du bilan : la production cumulee de liquides a 1000 Gb se situe en 2002 
 
Il faut saluer Jean-Marie et Total pour parler honnetement. Comme l’a dit son PDG a Londres (FT) 
en octobre 2007 sur le pic de petrole “One hundred million barrels a day is now in my view an 
optimistic case. That is not just my view; it is the industry view, or the view of those who like to 
speak clearly, honestly, and not…just try to please people.” 
 
 
-4-« Un point de vue geologique sur l’avenir du petrole » Donald (et non ADonald) Gautier 
USGS 
Don Gautier ecrit : En 1995, la production de petrole atteignait plus de 700 milliards (Md) de 
barils. Entre 1995 et 2008, le monde en a consomme 300 Md et les reserves ont augmente de 350 a 
1238 Md de barrils. 
La traduction ( ?) neglige la confusion entre une augmentation de 300 a 1238 et une augmentation 
de 300 (de 1995 a 2008) pour arriver a 1238  
L’ecriture des nombres est reagi par la loi aussi bien dans l’Union Europeenne, qu’en France,  que 
dans les agences federales US (depuis 1993), a savoir le Systeme International d’unites et le 
symbole pour milliard est giga G et non Md! 
La figure 1 precise que les chiffres concernent en fait le petrole classique (sans le definir) 
Les reserves officielles dites prouvees ont ete en Gb (le 01/01 ou le 31/12 suivant les sources) : 

en 1995     en 2008: 
-BP 01/01   1 029,120 344 611 69   1 257,983 745 632 18 
-OGJ 31/12      999,760 837    1 331,698 077 
-World Oil 01/01  1 152,032 9    pas encore paru  
-USDOE/EIA 31/12     999,260 84    1 332,043 08   
Les reserves incluent en 2008 le petrole extra-lourd en plus du petrole classique de 1995. 
L’augmentation de 350 Gb n’est donc pas exacte, ni les 1238 Gb d’ailleurs ! 
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Tout geologue, qui laisse penser que l’on a trouve, de 1995 a 2008, plus de petrole que l’on a 
produit, n’est pas un geologue petrolier qui a participe au forage de decouvertes et de puits secs. 
Les reserves dites prouvees proviennent de la publication de donnees financieres (regles de la SEC 
qui sont perimees puisque de nouvelles seront appliquees pour 2010) avant que les etudes 
techniques soient faites (OGJ) ou politiques (quotas de l’OPEP avec une augmentation de 300 Gb 
dans la bagarre des quotas de 1985 a 1990, reconnue en 2007 par Sadad al-Husseini (retraite 
Aramco d’ou libre de parler) comme des ressources speculatives!) 
Pourquoi donner des ressources en 2008 avec des reserves en 2000, alors que l’estimation de 
l’USGS de 2000 commence a bien dater: autrefois l’USGS actualisait ses estimations mondiales 
tous les 4 ans (congres mondiaux du petrole)! 
 
Le petrole a decouvrir 700, mais Masset  la page precedente l’estime de 200 a 350 Gb 
 
Recemment, l’USGS a estime a environ 90 Md de barils de petrole a decouvrir dans l’Arctique. 
La courbe d’ecremage pour l’Arctique montre qu’il y a plus de gaz que de petrole (confirme par 
l’etude WoodMac) et que le petrole a suivi 2 cycles, et, sauf nouveau cycle, le petrole a decouvrir 
est de l’ordre de 10 Gb: ou se trouve les 90 Gb ? 
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Pour l’USGS, 30 Gb a decouvrir se trouverait en Alaska, surtout en mer de Chukchi, mais la courbe 
d’ecremage est aussi bien avance avec 2 cycles pour le petrole , la mer de Chukchi a eu 4 puits secs 
et une decouverte marginale de gaz !  

 
 
 
Don Gautier a presente les estimations CARA de l’USGS au 33 IGC d’Oslo en aout 2008 et sa 
presentation a ete commentee dans l’IGC newsletter par Paul Nadeau (co chairman avec Don 
Gautier d’un panel ou j’ai fait une presentation sur les reserves) comme surestime d’un facteur 2-4 
et parle de tromper les gouvernements ! 
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Gautier persiste a predire une forte croissance (612 Gb du rapport USGS 2000) des reserves 
decouvertes mondiales en se basant sur des « algorithmes developpes dans des champs aux Etats-
Unis ». Je repete de nouveau que c’est une erreur scientifique d’extrapoler la croissance des 
reserves dites prouvees (1P) americaines estimees suivant les regles de la SEC (regles perimees) a 
celle des reserves 2P = prouve + probable du reste du monde (donnees incompletes IHS a fin 
1995!). C’est comme comparer la temperature a New-York avec la temperature a Paris sans se 
preoccuper que la premiere est en degre Fahrenheit et la seconde en degre Celsius! De plus on 
compare des champs non conventionnels centenaires (Midway-Sunset qui a mis 100 ans pour 
atteindre son pic) a des champs classiques. L’USGS a ete incapable de localiser cette croissance des 
reserves et ne l’a attribue que mondialement! Nous sommes en 2009 et une etude plus complete et 
plus scientifique est necessaire ! 
 
Gautier conclut en disant que la geologie a peu d’importance devant la politique et la technologie, je 
pense le contraire, car  la technologie ne peut changer la geologie du reservoir ! 
 
 
 
J’espere que ces commentaires sur ce bulletin interessant feront l’objet d’autres commentaires. 
La lumiere nait de la discussion en se basant sur des faits, mais en n’oubliant pas qu’un fait peut 
etre interprete differemment. Tout depend de la motivation de l’auteur ! 
Un verre peut paraître a moitie vide pour certains et a moitie plein pour d’autres ! 


