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摘要：为了认识驱替压差对不同类型储层气相渗流能力的影响，明确不同类型储层的合理开采压力，以丹风场气田须家河

组主力储层Ⅱ类和Ⅲ类致密砂岩为研究对象，借助核磁共振技术开展两类储层致密岩样在不同驱替压差下的气驱水实

验，分析了驱替压差对两类储层气相流动能力的影响。结果表明：驱替压差对Ⅱ类和Ⅲ类储层岩样中气相流动特征的影

响程度不同。Ⅱ类储层岩样中气相流动特征主要受驱替压差的影响，驱替压差越大，气相流动能力越强，且主要影响小孔

喉中的流动能力；Ⅲ类储层岩样中气相流动特征不仅受驱替压差影响，而且还受储层的孔隙结构约束，当驱替压差与储层

毛管压力相接近时气相流动能力最强。因此，对于丹凤场气田不同类型致密砂岩储层，在开采时应采用最佳生产压力使

气相流动处于最佳状态。
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Abstract: In order to understand the influence of displacement pressure on the gas flow capacity for different types of reservoirs
and clarify the reasonable production pressures of different types of reservoirs, the tight sandstones of the main reservoir type Ⅱ
and Ⅲ in the Xujiahe Formation of Danfengchang Gas Field are taken as the research object. And with the help of the NMR
technology, the gas-flooding experiments of the tight rock samples of the two types of reservoirs under different displacement
pressures are carried out to analyze the effect of displacement pressure on the gas flow capacity. The results show that the the pore
structure and the displacement pressure difference have different effects on the gas flow characteristics of the rock samples in type
Ⅱ and type Ⅲ reservoir. The gas flow characteristics of the rock samples in type Ⅱ reservoir are mainly affected by the
displacement pressure difference. The greater the displacement pressure difference, the stronger the gas flow ability. And it mainly
affects the flow ability in the small pore throat. While the pore structure and displacement pressure difference of type Ⅲ reservoir
rock samples affect the gas flow characteristics together. When the capillary pressures of the layers are close to each other, the gas
flow capacity is the best. Therefore, for tight sandstones in different types of reservoirs in Danfengchang Gas Field, the best
production pressure should be used to achieve the best gas flow capacity during production.
Keywords: gas-water two-phase flow; NMR（nuclear magnetic resonance）; microscopic pore structure; tight gas reservoir; Xujiahe
Formation
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丹凤场气田须家河组气藏是典型的致密气藏，

经过 40多年的开发已累计产气 9亿多立方米，且剩

余储量达 23亿多立方米，具有较大地开发潜力[1]。
目前面临的采气速度偏低、产量递减快、剩余储量开

采困难等问题，原因在于对储层岩石的气水两相流

动机理认识不清，有待进一步开展相关研究工作，为

气藏采收率的提高提供依据。

在气藏开发过程中，储层在不同开发时间与深

度存在不同的压降（或驱替压差）[2]，因此，会呈现出

明显差异的气水渗流特征。另一方面，致密储层岩

石发育微纳米孔，具有较强的毛管力作用，这也使得

其中的气水两相渗流变得更为复杂。通常的方法是

依照国家标准《岩石中两相流体相对渗透率测定方

法：GB/T 28912—2012》[3]中的设计准则，忽略毛管力

影响，用非稳态法主要在恒定驱替压差下测试和计

算（即 JBN方法）获取致密储层岩石的气水两相流动

特征。在此基础上，不少学者研究了不同驱替压差

对储层岩石气水两相流动的影响[4-14]。董鑫旭等[15]

与王文举[16]通过非稳态实验测定了不同驱替压差下

的低渗透储层岩石气水相对渗透率曲线，分析发现

随着驱替压差的增加，含水饱和度逐渐降低，气相有

效渗透率逐渐增加，等渗点饱和度向左偏移。诸如

此类的驱替实验将岩石视为“黑盒子”模型，获取的

是宏观参数对气水两相流动特征的影响，无法刻画

孔隙空间中流体的流动特征。近年来，核磁共振技

术作为一种高效、无损、快速测量流体及其分布的手

段，在石油勘探开发中得到了广泛的应用，其突出的

特点就是可以获取不同大小孔隙中的流体分布及流

动特征[17-18]。倪坚强[19]利用核磁共振技术完成了不

同物性（孔隙度和渗透率等）岩样在不同驱替压差下

的气水流动实验，发现残余水主要赋存于小孔隙中，

可动水主要存在于大孔隙中，且随着驱替压差的增

加，残余水饱和度逐渐降低，气相渗透率逐渐增加。

因此，这种忽略毛管压力影响的方法难以适用于致

密砂岩储层。

以四川盆地丹凤场须家河组须四段主力层（Ⅱ类

和Ⅲ类储层）致密砂岩为研究对象，通过实验和理论

研究获取了考虑毛管压力影响下的气水相对渗透率

曲线，分析了驱替压差对储层气相流动能力的影响，

明确了不同类型储层合理的生产压力，为提高须家

河组致密气藏采收率提供了依据。

1 实验条件

1.1 实验岩样

从丹凤场须四段Ⅱ类和Ⅲ类储层中各选取物

性相近的 3块岩样（岩样基本物性参数见表 1），开展

不同驱替压差下岩样核磁共振气水流动实验。在完

全饱和水状态下，岩石的核磁共振横向驰豫时间与

孔喉半径存在一一对应的函数关系[17-18]，如式（1）：

T 2 = 1ρ2
V
S =

1
ρ2 F r

r （1）
式中：T2为横向弛豫时间，ms；V为孔隙体积，µm3；ρ2
为表面弛豫率，µm/ms；S为孔隙的表面积，µm2；Fr为
孔隙形状因子；r为孔隙半径，µm。

分析实验结果发现驰豫时间越长，对应的孔喉

半径越大，因此，完全饱和水下的核磁共振T2谱曲线

（图 1）可用于刻画储层岩样的孔喉结构。从图 1可
以看出每类储层的 3块岩样在完全饱和水下的核磁

共振 T2谱曲线表现出相似的分布特征，即核磁共振

横向驰豫时间分布范围接近，且信号量幅度相近，这

表明所选每类储层的 3块实验岩样不仅物性相近，而

岩样编号

DQ001-1-12
DQ001-1-13
DQ001-1-14
DQ001-1-22
DQ001-1-26
DQ001-1-27

岩样长度
（cm）
5.84
5.50
5.76
5.62
5.78
5.68

岩样直径
（cm）
2.55
2.48
2.46
2.53
2.55
2.53

渗透率
（10-3 µm2）
0.795
0.784
0.759
0.254
0.261
0.259

孔隙度
（%）

9.30
9.72
8.89
8.82
8.73
8.71

储层
类型

Ⅱ

Ⅲ

参考驱替压差
（MPa）
1.30
1.34
1.30
2.24
2.20
2.20

实验驱替压差
（MPa）
0.70
1.30
2.00
1.20
2.20
3.10

表1 储层岩样的基本物性参数及实验驱替压差

Table 1 Basic physical parameters and displacement pressure of reservoir rock samples
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且孔隙结构也相似。此外，Ⅱ类储层岩样的孔喉分

布呈现左高右低的双峰特征（图 1a中实线），其门槛

压力（0.772 5 MPa）较低，孔喉半径较大（平均孔喉半

径为 0.915 5 µm，中值半径为 0.259 4 µm），且相对较

大孔喉占据的比例较高（歪度为 0.185），孔喉分选性

较好，孔喉非均质性较弱（图 2a）；Ⅲ类储层岩样孔喉

分布也呈现出左高右低的双峰特征，但其中右峰相

对更低（图 1b中实线），门槛压力（1.703 9 MPa）更高，

孔喉半径更小（平均孔喉半径为 0.431 4 µm，中值半

径为 0.036 5 µm），且相对较小孔喉占据的比例更高

（歪度为-0.063 5），孔喉分选性更差，孔喉非均质性

更强（图2b）。

1.2 实验流体

为了抑制黏土矿物的膨胀，实验水为25 000 mg/L
的KCl水溶液；驱替用气为氮气，常温下气水界面张

力为72 mN/m。

1.3 实验装置与实验步骤

搭建的岩样气驱水核磁测试系统主要包括岩样

夹持器、核磁共振仪、高精度驱替泵、排水采气仪、液

体计量管（最小分度值为0.05 mL）、天平（精度0.001 g）
和数据采集系统等仪器。

依据气藏生产过程中压降漏斗曲线的变化特

征，并参考国家标准《岩石中两相流体相对渗透率测

定方法：GB/T 28912—2012》中的π值（该值实际上是

毛管压力与驱替压差间的相对大小），开展岩样核磁

共振气驱水实验（表 1）。选取的 3种驱替压差分别

为：①驱替压差，大于国家标准中规定的参考压力，

即驱替压差大于储层毛管压力（Δp>pc）；②驱替压

差，等于国家标准中规定的参考压力，即驱替压差与

储层毛管压力相近（Δp→pc）；③驱替压差，低于国家

标准中规定的参考压力，即驱替压差小于储层毛管

压力（Δp<pc）。
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图1 两类储层岩石气驱实验中核磁共振T2曲线

Fig. 1 NMR T2 curves for rock in gas-flooding experiments of two types of reservoirs

注：实线为完全饱和水气驱前；虚线为完全饱和水气驱后。
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Fig. 2 Capillary pressure curves of rock samples two types of reservoirs
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参照《岩石中两相流体相对渗透率测定方法：

GB/T 28912—2012》进行核磁共振气驱水实验，主要

步骤如下：①调试与设定核磁共振装置系统参数，实

验选择核磁共振 CPMG序列，采样参数有回波间隔

（TE为 0.5 ms）、等待时间（TW为 5 000 ms）、回波个数

（NECH为 18 000）、扫描次数（N为 32）、实验温度（室

温）；②将岩样抽真空至 133 Pa，然后在 20 MPa下饱

和实验盐水 48 h以上，测量饱和岩样的质量（m1）和

完全饱和水状态下岩样的核磁共振 T2谱曲线，计算

岩样的有效孔隙度（要求与氦孔隙度的相对偏差小

于 2 %）；③将岩样放入岩样夹持器中，调节气瓶出口

压力，调整好出口水计量装置和气计量系统，然后进

行气驱水，并分别记录产气量的时间、驱替压差、产

水量，驱替岩样至残余水状态；④在残余水状态下，

依据达西定律测定岩样的气体有效渗透率；⑤取出

岩样，测量驱替后的岩样质量（m2）和T2谱曲线。

实验过程中，为了确保测试结果的准确性，在每

次测量核磁共振 T2谱曲线之前，需对核磁共振装置

进行定标。

2 结果与讨论

基于气驱前后岩样质量的变化和核磁共振测试

数据，可以分别计算得到岩样中含水饱和度的变化

值ΔSwm和ΔSwNMR。
ΔSwm = m1 - m2

m1
（2）

ΔSwNMR = ∫T2 min
T2 max
A(T2 )Sw = 100%

dT2 - ∫T2 minT2 max
A(T2 )Swi dT2

∫T2 minT2 max
A(T2 )Sw = 100%

dT2
（3）

式（2）—（3）中：A(T2 )Sw = 100%
为完全饱和水状态下核磁

共振信号幅度；A(T2 )Swi 为气驱后的核磁共振信号

幅度。

从Ⅱ类和Ⅲ类储层岩样基于不同实验数据获取

的含水饱和度变化值可以看出（图 3）：2种方法计算

的含水饱和度的变化基本一致，其平均误差在 3 %以

内，此次实验中的核磁共振测试系统参数设置合理，

且采集的实验数据可靠。

2.1 不同驱替压力下的气水相对渗透率曲线

由两类储层岩样气驱水过程中的累计产气量

和累计产水量随驱替时间的变化曲线（图 4）可以看

出：随时间的增长，累计产气量增长初期较为缓慢，

而后期则快速增长，呈现出幂函数特征（拟合相关

系数 R2=0.80～0.95）；累计产水量增长初期较快而后

期逐渐放缓，呈现对数函数特征（R2=0.86～0.99）。

Ⅱ类储层岩石的最终产气量和最终产水量随着驱替

压差的增加而逐渐增加，驱替压差越大岩样的产气

速度越快（图 4a），最终产水量越多（图 4b）；Ⅲ类储层

岩样并没有表现出类似的特征，反而在驱替压差与

毛管压力接近时，岩样的最终产气量（图 4c）和最终

产水量最大（图 4d），产气速度最快（图 4c）。因此，物

性较好的Ⅱ类储层岩石的最终产水量较Ⅲ类储层岩

样高。

基于实验获取的累计产水量和累计产气量随时

间的变化曲线，结合 CIVAN等[20]的理论建立考虑毛

管压力下的气水相对渗透率模型及求解方法，计算

获取了在Ⅱ类储层和Ⅲ类储层岩样考虑毛管压力时

的气水相对渗透率曲线（图5）。

对比两类储层岩样的相对渗透率曲线的端点值

（表 2）变化情况可以发现，Ⅱ类储层岩样在残余水条

件下气相相对渗透率随驱替压差的增加而增加，残

余水饱和度随着驱替压差的增加而逐渐降低，等渗

点饱和度对应的相对渗透率值几乎不随驱替压差的

变化而变化，这与莫邵元等[21]观察到的结果一致。

而对于Ⅲ类储层，岩样在驱替压差与毛管压力接近

时（Δp→pc），残余水下气相相对渗透率最高，残余水

饱和度最低；当驱替压差低于毛管压力时，残余水下

的气相相对渗透率最低，残余水饱和度最高；当驱替

压差大于毛管压力时，残余水下的气相相对渗透率

和残余水饱和度介于两者之间。这与以往其他学者

的测试结果不同，因为气和水在孔喉空间中的流动，

首先取决于驱替压差与孔喉毛管压力的相对大小。
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Fig. 3 Variation of water saturation based on NMR and

gravimetric analysis
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注：Δp为岩样采用的驱替压差，MPa；pc为储层毛管压力，MPa。
图4 两类储层岩石气驱实验中累计产气量和累计产水量随驱替时间变化曲线

Fig. 4 Variation of accumulated gas production and water production with displacement time in two types of reservoir rock

注：Δp为岩样采用的驱替压差，MPa；pc为储层毛管压力，MPa；实线代表气相，虚线代表水相。

图5 两类储层岩石不同驱替压差下的气水相对渗透率曲线

Fig. 5 Gas-water relative permeability curves of two types of reservoir rocks under different displacement pressures

当驱替压差大于对应孔喉的毛管压力时，气相可以

克服毛管阻力顺利进入孔喉空间，另外，水相对气相

的干扰也将显著影响气相的流动能力。当气相克服

岩样中对应孔喉的毛管阻力进入孔喉空间后，由于

气相在喉道的滑脱效应大于在孔隙中的滑脱效应，

气相可以快速突破喉道并进入下一个孔隙空间，且

由于气相在喉道出口端面发生变形[22]，会以气泡的

形式进入下一个孔隙中，而喉道中的水相隔离了相

a.Ⅱ类储层岩样 b.Ⅲ类储层岩样

a.Ⅱ类储层岩样累计产气量 b.Ⅱ类储层岩样累计产水量

c.Ⅲ类储层岩样累计产气量 d.Ⅲ类储层岩样累计产水量
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邻孔隙中的气相，使得部分气相被水相封锁而滞留

在孔隙中不能参与流动，进而降低气相流动能力。

张瑞[22]通过大量的实验研究发现，利用等渗点

饱和度对应的相对渗透率值可以定量地评价水相对

气相流动能力的干扰程度，一般等渗点饱和度下的

相对渗透率值越低，水相对气相流动能力的干扰程

度越大。相对于Ⅲ类储层岩样，Ⅱ类储层岩样在等

渗点饱和度下的相对渗透率值更大且变化较小，这

说明在Ⅱ类储层岩样中，气驱过程中水相对气相流

动能力的干扰程度相对较弱。在整个气驱过程中，

气相的流动主要受制于驱替压差与孔喉毛管压力间

的相对大小，随着驱替压差增加，气相可以进入更多

细小的孔隙，增加了气相流动通道，因此，提高了Ⅱ
类储层岩样中气体的流动能力。Ⅲ类储层岩样等渗

点饱和度下的相对渗透率值较小且差异较大，在驱

替压差大于毛管压力时，等渗点饱和度下的相对渗

透率值最小，这说明在Ⅲ类储层岩样气驱过程中气

相的流动能力受驱替压差与岩样孔喉的毛管压力的

相对大小影响，且水相对气相流动能力的干扰程度

更加明显。当驱替压差较低时，一些毛管阻力较大

的小孔隙很难被波及，降低了气相渗流通道，增加了

流动阻力，进而使得残余水饱和度较高，残余水下的

气相相对渗透率较低；在高驱替压差下，气体虽可以

克服更多小孔喉中的毛管阻力，进入更多的孔隙空

间中，增加气相的流动路径，然而，较高的驱替压差

同时也加剧了水相对气相流动能力的干扰，使得大

量气相被封锁滞留在孔隙空间无法流动，其残余气

饱和度较高，气相流动能力较差；当驱替压差满足Δp
趋向于 pc时，既使得气相有足够高的压力进入更多

细小的孔隙，也使水相对气相流动能力的干扰相对

较小，气相流动能力最佳。

2.2 不同驱替压力下的核磁共振曲线

如图 1所示：两类储层岩样气驱后的核磁共振T2
谱曲线均有所降低，且 T2谱曲线信号量的降低几乎

全部都来自于右峰的中—大孔隙，左峰对应的小孔

隙中信号量降低幅度较小。此外，与产水特征曲线

相似（图 4c、图 4d），对于Ⅱ类储层岩样，驱替压差越

高、核磁共振信号幅度下降越多；对于Ⅲ类储层岩

样，驱替压差与毛管压力接近时核磁共振信号幅度

下降最多。

为了进一步分析不同驱替压力下的核磁共振 T2
谱曲线，基于气驱前后的核磁共振 T2谱曲线确定了

两类储层岩样的 T2截止值（该值常用于区分可动流

体和束缚流体，小于T2截止值的流体为束缚流体，大

于T2截止值的流体为可动流体），并计算了两类储层

岩样在不同驱替压差下的可动流体饱和度。Ⅱ类储

层岩样 DQ001-1-12、DQ001-1-13、DQ001-1-14的

T2截止值分别为 2.78、3.59、1.69 ms，对应的可动流体

饱和度分别为 37.83 %、48.10 %和 50.37 %；Ⅲ类储层

块岩样 DQ001-1-22、DQ001-1-26、DQ001-1-27的

T2截止值分别为 2.78、1.68、1.66 ms，对应的可动流体

饱和度分别为 57.19 %、48.53 %、49.18 %。对比结果

发现，基于 T2截止值确定的Ⅲ类储层可动流体饱和

度大于Ⅱ类储层，这与计量获取的产水变化特征相

反，主要原因是由于 T2截止值确定的可动流体范围

过小，部分被动用的较小孔隙被忽略。

根据气驱前后的核磁共振 T2谱曲线可以看出，

小于T2截止值后的核磁共振曲线图谱变化仍较为明

显，说明这部分孔隙中的流体依然可以被动用，仅仅

使用T2截止值区分可动流体和束缚流体存在一定的

缺陷，因此，采用有效可动流体饱和度（即气驱前后

储层类型

Ⅱ类储层

Ⅲ类储层

岩样编号

DQ001-1-12
DQ001-1-13
DQ001-1-14
DQ001-1-22
DQ001-1-26
DQ001-1-27

驱替压差Δp
小于 pc

趋向于 pc
大于 pc
小于 pc

趋向于 pc
大于 pc

残余水下
气相相对渗透率

0.40
0.65
0.99
0.13
0.48
0.16

残余水饱和度
（%）

48.84
34.21
30.34
67.35
40.31
47.45

等渗点处
相对渗透率

0.013
0.013
0.014
0.008
0.009
0.003

等渗点饱和度
（%）

71.02
69.00
66.07
85.00
70.11
74.00

表2 两类储层岩样不同驱替压差下的气水相对渗透率端点值

Table 2 Endpoint values of gas-water relative permeability of two types of reservoir rock samples under

different displacement pressures
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核磁共振 T2谱曲线面积的变化，图 6中灰色区域）来

表征整个气驱过程中的可动流体，使用最小可动流

体范围[23]来代替 T2截止值的作用。最小可动流体下

限为驱替前后核磁共振 T2谱的振幅差距首次超过 0
时所对应的驰豫时间，该值反映了注入流体能够进

入的最小孔喉空间；最小可动流体上限为驱替后核

磁共振信号幅度首次为 0时所对应的驰豫时间，该值

反映了一定压力下注入流体不受岩样孔喉结构影响

的最小临界值。

结合两类储层岩样气驱前后核磁共振T2谱曲线

的变化特征和部分学者的研究方法[16-17]，将实验岩样

的孔隙大小划分为 3个区间：核磁共振横向驰豫时间

T2小于 1 ms的孔为小孔隙，介于 1～10 ms的孔为中

等孔隙，大于10 ms的孔为大孔隙。

计算获取了两类储层岩样不同孔隙空间的有效

可动流体饱和度（图 7）以及最小可动流体横向豫弛

时间范围（表3）。

Ⅱ类储层岩样由于物性较高、孔隙结构较好，孔

隙连通性较好、较大孔喉占据的比例较高、孔喉分选

性较好、非均质性较弱（图 7a），使得气驱水时由孔喉

截面发生变化引起的各种阻力效应并不显著。其气

驱过程主要由孔喉的毛管阻力控制，因此，Ⅱ类储层

开采压力越大，越能克服更多较小孔喉的毛管阻力，

增加小孔喉中流体的可动性。其最小可动流体上限

大致相同，下限随着驱替压差的增加而逐渐减小，有

效可动流体饱和度随之增加，说明岩样的有效可动

流体饱和度主要受制于最小可动流体下限（即驱替

压差的影响），储层孔喉结构的影响相对较弱。Ⅲ类

储层物性较低、孔隙结构较差，主要以小孔隙为主，

较大孔隙占据的比例较低，这意味着增大驱替压差

梯度理论上会动用更多小孔喉中的流体。

Ⅲ类储层岩样由于孔隙较小，且孔喉分选性较

差，非均质性较强（图 7b）。这种孔隙结构使得气驱

过程中的注入气沿一些连通较好的中大孔喉快速突

破，连通较差的小孔喉群则被绕过。同时，较差的孔

喉结构使得各种阻力效应十分明显，极易破坏气相

10-2 10-1 100 101 102 103 104
0

0.2

0.4

0.6

0.8

1.0

归
一

化
核

磁
信

号

横向驰豫时间T2(ms)

最小可动流体范围

图6 最小可动流体范围

Fig. 6 Minimum movable fluid range

0

10
20
30
40
50
60
70

0.05 0.10 0.15 0.20 0.25 0.30 0.35 0.40

有
效

可
动

流
体

饱
和

度
(%

)

有
效

可
动

流
体

饱
和

度
(%

)

驱替压力梯度(MPa/cm) 驱替压力梯度(MPa/cm)

总孔隙

小孔隙
中等孔隙

大孔隙

总孔隙

小孔隙
中等孔隙

大孔隙

0

5
10
15
20
25
30
35
40
45

0.10 0.20 0.30 0.40 0.50 0.60

a.Ⅱ类储层岩石不同驱替压差下的有效可动流体饱和度 b.Ⅲ类储层岩石不同驱替压差下的有效可动流体饱和度

图7 两类储层岩样不同驱替压差下有效可动流体饱和度

Fig. 7 Gas-water two-phase movable fluid saturation under different displacement pressures of two types of reservoir cores

表3 两类储层岩样的最小可动流体下限和上限

Table 3 Lower and upper limits of minimum movable

fluid for two types of reservoir samples

储层类型

Ⅱ类储层

Ⅲ类储层

岩样编号

DQ001-1-12
DQ001-1-13
DQ001-1-14
DQ001-1-22
DQ001-1-26
DQ001-1-27

最小可动流体横向弛豫时间

下限（ms）
0.28
0.17
0.10
0.16
0.10
0.07

上限（ms）
102.00
105.00
101.00
98.00
46.42
56.94
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的连续性，并加剧了水相对气相流动能力的干扰程

度。此时气相在储层中的流动不仅取决于驱替压

差，而且储层的孔喉结构也将产生较大的影响，使最

小可动流体下限值随驱替压差的增加而增加；在驱

替压差与毛管压力接近时最小可动流体上限值最

低，有效可动流体饱和度最大。这表明Ⅲ类储层岩

样有效可动流体饱和度受岩样的孔喉结构和驱替压

差的共同影响。因此，在充分考虑储层微观孔喉结

构的情况下，结合不同驱替压差下的气水相对渗透

率曲线和对应的核磁共振 T2谱曲线的变化特征，推

荐Ⅲ类储层岩样采用与储层岩样毛管压力接近的开

采压力。

综合不同驱替压差下的Ⅱ类和Ⅲ类致密砂岩储

层的气水相对渗透率和核磁共振T2谱曲线变化特征

可以看出：两类储层在不同驱替压差下的气相流动

特征差异较大，且不同储层的最佳开采压力不同。

建议在分层开采高丹凤场气田致密砂岩储层时，应

采用最佳的开采压力，使其气相流动能力最强，进而

提高气藏采收率。

3 结论

1）Ⅱ类储层的物性较高、孔隙结构较好，气相

流动能力主要受制于驱替压差。驱替压差越大，气

相流动能力越强，且主要改变小孔喉中气相的流动

能力。

2）Ⅲ类储层的物性较低、孔隙结构较差，气相

流动能力受驱替压差和储层孔喉结构的共同约束。

当驱替压差与储层的毛管压力接近时，气相流动能

力最强。

3） 不同驱替压差下的Ⅱ类和Ⅲ类致密砂岩储

层气相流动特征差异较大，在分层开采时应采用最

佳的生产压力使其气相流动能力最强，进而提高丹

凤场气田致密砂岩气藏采收率。
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