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摘要 致密油气藏是一种潜力巨大的替代能源，水平井压裂技术广泛地应用于非常规油气资源的开发中，压裂

液流体自发渗吸是致密储层采油的重要机理。基于NMR技术研究了致密砂岩油水及气水系统自发渗吸特征及规

律，通过T2 谱反映了岩石孔隙空间内油水、气水运移特征以及不同边界条件对渗吸采收率的影响，结果表明：

致密砂岩微观孔隙结构具有多尺度分布特征，主要以微孔和小孔为主；渗吸开始后，微孔中的白油会优先被水

置换出来，通过较小的孔隙流出，渗吸采油主要来自微孔的贡献；气水渗吸时卡断效应使得水相难以进入较大

的中孔。边界条件对油水系统岩石渗吸速度和最终采收率影响显著，岩石表面与水接触面积越大，渗吸速度越

快，采收率也越高。对气水系统而言，边界条件的影响主要体现在渗吸速度上，对最终的渗吸采收率影响不大。

在油藏岩石润湿性不改变的条件下，传统的无因次标度模型能够较好的标度致密砂岩油水和气水渗吸数据，预

测渗吸采收率是合理的。
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0 引言

伴随着日益严峻的能源危机以及非常规油气资源

勘探的不断深入，致密油气藏已成为重要的替代能

源 [1-2]。水平井压裂技术已经广泛地应用于非常规油气

资源的开发当中 [3]，大量的压裂液被注入地层中，研

究发现压裂液的返排率低 (少于 30%)[4]，压裂液的滞

留造成了储层损害，流体依靠自发渗吸进入储层是造

成这一现象的主要原因 [5]。另一方面，当压裂液进入

储层后，岩石孔隙中的油气能够被置换出来，因此自

发渗吸对致密储层而言，也是一种重要的提高油气采

收率方法 [6-7]。

自发渗吸是指在多孔介质中润湿相流体依靠毛管

力作用置换出非润湿相流体的过程 [8-9]。根据渗吸过程

中湿相流体和非湿相流体流动方向，可以将渗吸过程

分为正向渗吸和逆向渗吸。由于储层经压裂改造后岩

石被裂缝中的压裂液包围，这种情况下流体一般发生

逆向渗吸，而正向渗吸发生几率较小，因此过去的研
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究重点主要集中在多孔介质逆向渗吸 [10-11]。

自发渗吸取决于多孔介质的性质、流体类型以及

流固之间相互作用。影响因素包括岩石孔隙度、渗透

率、孔隙结构、岩样的形状和大小、边界条件、流体

黏度、初始含水饱和度、润湿性条件和相渗等，渗吸

的表征是一个复杂的过程 [12]。Zhou等 [13]研究了在不

同润湿状态和不同初始含水饱和度条件下，Berea砂岩

自发渗吸和水驱实验中采收率的变化特征。发现随着

老化时间的增加，由于残余油饱和度的降低，水驱采

收率得到了提高。而渗吸采油大幅度的下降，最终采

收率总体上呈现下降的趋势。Li和Horne等 [14]基于渗

吸前缘活塞式推进假设，同时考虑了重力作用和流体

相渗提出了一个标度模型，并用实验验证了模型的合

理性。Standnes[15]通过实验系统地研究了正向和逆向

渗吸条件下，边界条件和样品形状对渗吸的影响。边

界条件包括全部开启 (AFO)、两端开启 (TEO)、两端

封闭 (TEC)和一端开启 (OEO)边界条件等。研究结果

表明：标度模型无法应用于不规则形状的岩石，岩石

与湿相流体接触面积对渗吸速度影响较大而对采收率

影响不大。由于只有在样品较高的情况下，重力对渗

吸的影响才能得以体现，室内渗吸实验实施较为困难，

Mirzaei-Paiaman[16]通过数值模拟研究了重力对裂缝性

储层岩石逆向渗吸的影响，并基于检视性分析提出了

一个新的标度模型。Meng等 [17-18]利用填充玻璃珠和

石英砂结构分别研究了湿相和非湿相黏度对渗吸采收

率的影响，发现在相同边界条件下，湿相黏度对于渗

吸采收率影响较小；而随着非湿相流体黏度的增大，

油相流体在均质性较差的石英砂结构滞留严重，渗吸

采收率逐渐降低；而均质性较好的玻璃珠结构，非湿

相黏度对采收率影响不大。

过去的研究对于常规储层岩石强水湿渗吸特征认

识的较为全面，提出的标度模型得到了广泛的应用。

而对岩石在混合润湿及油湿条件下流体渗吸特征目前

的认识还远远不够，非常规油气储层以页岩为例，由

于其骨架既有机质也有无机质矿物，有机质部分表现

出疏水性而无机质为亲水性，因而页岩往往呈现出混

合润湿的特点 [19]，传统强水湿渗吸理论将不再适用于

这类储层。Dutta等 [20]基于CT技术对比了致密砂岩和

中高渗砂岩气水渗吸特点，发现致密砂岩极低的渗透

率会对渗吸产生抑制作用，其孔隙结构的非均质性特

征造成了不均匀气水驱替前缘，渗吸进入岩样的水包

括黏土矿物中的束缚水和孔隙空间的自由水。Lai等 [21]

研究了不同种类岩石在不同渗吸流体介质条件下的渗

吸规律，并分析了岩石孔隙结构、润湿性及温度对渗

吸采收率的影响。Lin等 [22]通过NMR(核磁共振 )实验

研究了页岩气渗吸过程中，不同位置含水饱和度随时

间的变化关系，定性地分析了渗吸前缘长度与黏土含

量和矿化度的关系。Dehghanpour等 [23]通过一系列实

验详细地研究了页岩气水和油气渗吸特点，发现黏土

的吸水膨胀以及产生的诱导裂缝造成了过量吸水现象。

Yang等 [24]基于实验方法研究了三种致密储层岩石渗吸

特征，发现岩石吸水量与黏土含量成正相关。此外，

通过岩石吸水量与时间的关系，评价了岩石孔隙结构

的连通性。Sun等 [25]研究了动态渗吸条件下，致密油

砂岩孔隙内油水运移特征。

需要说明的是，近些年关于非常规储层岩石渗吸

特征的认识，主要集中在气水渗吸系统，关于致密储

层岩石油水渗吸系统的研究仍不充分。本文基于NMR
技术系统地研究了在不同影响因素下致密砂岩油水渗

吸特征，并用气水渗吸实验与之进行对比分析。文章

首先介绍了实验所用的样品信息及实验方法，之后分

析了渗吸过程中，油水和气水运移特征及不同边界条

件下致密砂岩渗吸特点。此外，也探讨了标度模型在

致密砂岩流体渗吸条件下的适用性。

1 实验样品及方法

1.1 实验材料

本文实验所用岩样来自鄂尔多斯盆地长 8 组储层

的露头岩心，经钻取并打磨加工成圆柱体，直径在

2.5 cm左右，长度约为 5.0 cm。岩心孔隙度的测量利

用气测法，气体介质选用氦气。渗透率通过气测并经

克氏修正得到，基本物性数据见表 1。
此外，XRD(X射线衍射技术 )用来分析岩石矿物

成分及其相对含量，见表 2。可以发现致密砂岩矿物

成分以石英、钾长石、斜长石及黏土矿物为主，总量

近 70%。黏土矿物 (占 19.5%)主要以高岭石为主，含

有少量的伊利石和伊蒙混层。Dehghanpour等 [23, 26]发

现页岩具有强烈的吸水性，诱发了微裂缝的扩展，岩

石吸水量与黏土含量成正比关系。Yang等 [24]通过对比

致密砂岩和泥页岩的渗吸实验，进一步发现造成黏土

水化膨胀的主要矿物为蒙脱石和伊蒙混层。本文采用

的致密砂岩黏土矿物以高岭石为主，属于非膨胀型矿

物且不易水化 [27]，因此黏土矿物对渗吸的影响较小。

对于油水系统，NMR实验只需要获取油中氢离

子的信息，通过配置质量分数为 40%的MnCl2 溶液

作为湿相流体 (DIWm)[28]可以将水中的氢离子信号屏
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蔽掉，测得其密度为 1.32 g/cm3，品氏黏度计测得其

黏度为 2.47 mPa·s；5#标准白油作为非湿相流体，密

度为 0.85 g/cm3，黏度为 7.97 mPa·s；气水系统中非

湿相为空气，湿相流体为去离子水 (DIW)，其密度为

1.0 g/cm3，黏度为 1.1 mPa·s，以上流体黏度和密度的

测量均在常压室温 25℃下完成。此外，采用聚四氟乙

烯分散液封堵岩石不同部位以构造不同渗吸边界条件。

1.2 实验原理及设备

低场NMR技术目前已广泛应用于石油工程领域，

如核磁测井 [29-30]、岩石孔径分布 [31]、岩石表面润湿性

测定 [32-33]及非常规储层岩石油水、气水渗吸特征研

究 [21-22, 25, 34]等。当核磁共振T2 谱以表面弛豫为主时，

横向弛豫时间的大小可以反映岩石孔隙大小，弛豫时

间越长，孔径越大；信号强度反映了H质子的数量，

与孔隙内流体体积成正比关系，详细原理介绍见文

献 [28, 30]。

本文所用实验仪器为MesoMR23-60H-I中尺寸核

磁共振分析仪，该设备兼具核磁共振波谱与成像技术，

共振频率 23.408 MHz，磁体强度 0.55 T，线圈直径为

32 mm，磁体温度为 32 ℃。回波时间TE设为 0.2 ms，
这样较小的孔隙的信号将不会丢失 [35]。

由于MnCl2 溶液消除了渗吸过程中来自水的H质

子信号，T2 谱只体现了孔隙中白油的H质子信号，与

横轴所围面积反映了岩心内部剩余油量，由此可以计

算不同时间段渗吸采收率，计算公式为：

 E = ×
S S0 1

S
−

0

100%  (1)

上式中，E为采收率，S0 和S1 分别表示初始条件下和

不同渗吸时刻T2 谱与横轴所围面积。

气水系统实验时，如果仍采用T2 谱面积计算采收

率，首先需要采取加压饱和的方式将水注入岩样后，

测得其完全饱和水时的T2 谱，之后再将岩样烘干消除

水分；对于致密岩样而言，部分束缚水可能难以消除，

对气水渗吸造成一定影响，因此气水实验采用称重法

计量不同时间段进入岩样的水体积，除以孔隙体积即

可求得采收率。

1.3 实验步骤

1.3.1 油水系统渗吸实验

(1) 从露头砂岩上钻取直径约为 2.5 cm、长约

5.0 cm的岩心，放置在恒温箱里 105℃下烘干 48 h，测

量孔隙度和渗透率。

(2) 在恒温条件下分别对岩心饱和 5#白油，饱和

压力 25 MPa，饱和时间为 48 h。根据岩样饱和前后质

量，计算得到含油饱和度，结果见表 1。将聚四氟乙

烯分散液均匀涂抹于岩样特定渗吸面并静置 48 h，构

造AFO、LEC、TEO和TEC边界条件。

(3) 配制质量分数为 40%的MnCl2 渗吸液，分别

倒入标有岩心编号的容器中备用。

(4) 将各岩样放置在试管中，并放入核磁共振分析

仪内，记录初始核磁共振T2 谱。

表 1 实验所用岩石样品和流体信息

Table 1 Properties of rock samples and fluids for experiments

渗吸

系统

样品

编号
非湿相 湿相

界面张力σ
/(mN/m)

高度

/cm
直径

/cm
孔隙度

/%
渗透率

/10-3μm2

边界

条件

含油饱和度

/%
NB

-1

油水

系统

L2 5#白油 DIWm 22.88 5.081 2.524 12.55 0.5 AFO 95.32 624.9
L4 5#白油 DIWm 22.88 5.077 2.527 12.24 0.37 LEC 95.66 717.9
L5 5#白油 DIWm 22.88 5.093 2.556 12.23 0.5 TEO 94.97 615.4
L11 5#白油 DIWm 22.88 5.044 2.542 12.01 0.45 TEC 96.01 649.1

气水

系统

B6 空气 DIW 72 5.023 2.498 12.18 0.48 AFO -- 843.4
B8 空气 DIW 72 5.016 2.502 12.08 0.47 TEO -- 850
B9 空气 DIW 72 5.025 2.535 11.98 0.47 LEC -- 845
C5 空气 DIW 72 5.164 2.521 12.24 0.48 TEC -- 822.4

表 2 XRD矿物分析结果

Table 2 Results of XRD mineralogy analysis

相对丰度 /% 矿物种类及含量 /%
样品编号 伊蒙混层 伊利石 高岭石 黏土矿物 铁白云石 白云石 方解石 斜长石 钾长石 石英

L 9 15 76 19.5 7.1 3.6 3.6 15.6 11.3 39.3
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(5) 将岩心分别用绳悬挂浸入对应编号的容器中，

保证岩心所有表面与溶液充分接触，见图 1。分别记

录岩样开始渗吸的时间，在特定的时间点取出岩样，

测得其核磁共振T2 谱，之后再放入对应容器内，继续

渗吸实验直至完成全部测试点。本文选取的时间间隔

分别为 0.5 h、3 h、6 h、19 h、43 h、73 h和 120 h时，

120 h时各岩样T2 谱基本不再变化，认为渗吸已结束。

1.3.2 气水系统渗吸实验

气水实验操作步骤与油水系统类似，需要在不同

时刻将样品取出记录其T2 谱并进行称重，然后迅速放

入容器中，设定的时间点分别为 0 h、1 h、3 h、6 h、
20 h、26 h、47 h、72 h、84 h、120 h，此时各样品质

量几乎不再变化。

2 实验结果分析与讨论

本部分基于NMR T2 谱实验结果，分析了致密砂

岩油水和气水渗吸系统中流体运移特征。此外也讨论

了边界条件对致密砂岩渗吸的影响和标度模型的应用。

2.1 致密砂岩自发渗吸流体运移特征

2.1.1 油水系统

由于MnCl2 溶液消除了水中H质子信号，测得的

T2 谱反映了不同孔喉内剩余油的分布情况。在T2 谱以

表面弛豫为主时，弛豫时间与岩石孔径大小存在对应

关系 [30, 36]，根据Gao等 [37]和Lai等 [21]的研究结果，将

岩样T2 谱弛豫时间分为四个区间，分别对应不同孔隙

类型，见表 3。
致密砂岩微观孔隙结构具有多尺度分布特征，主

要以纳微米孔隙为主 [38-39]，图 2 为 4 个样品渗吸过

程中不同时间段T2 数据半对数分布图，弛豫时间从

0.01 ms到 1000 ms均有分布，符合致密砂岩孔隙结构

特征，各个样品分别对应不同的渗吸边界条件，见表

1。从图中可以看出，初始时刻时岩心饱和白油，各样

品T2 谱呈现出一致的分布特征，大体上存在三个波峰

(见L4 样标注 )。左峰处于 0.01~8 ms之间，分布面积

占总体分布的 66.7%；中峰处于 10~200 ms之间，约

占总体分布的 33%；200 ms之后存在第三个峰，占总

体分布的 0.3%左右，几乎可以忽略不计，根据表 3 可

知，L样中的大孔隙数目极少，主要以微孔和小孔为

主 (67%左右 )。
随着渗吸的进行，岩石孔隙中的白油不断被

MnCl2 溶液置换出去，T2 谱信号幅度不断下降，其与

横轴包围面积不断减小。从图 2 可以看出，除L5 外，

其余岩样的T2 谱均由原来的多峰分布逐渐演变为单峰

分布。由于L5 样渗吸边界条件的设置，造成其采收率

较低，T2 曲线在渗吸过程中变化不明显。以L2 样不

同时间T2 谱为例，左峰下降较快，而中峰下降幅度较

小，左峰主要代表微小孔隙中含油量的变化，说明渗

吸采油主要源自微小孔隙的贡献。毛管力大小不仅与

流体类型有关，也取决于岩石孔隙结构 [40-41]。孔径越

小，毛管力越大，因此水会优先被吸入更小的孔隙中。

Yang等 [24]认为小的孔隙虽然有着较大的毛管力，但孔

隙壁面的粗糙度、水膜厚度、纳米孔隙边界层厚度等

可能不利于流体运移 [42]，即渗吸速度与有效毛管力有

关。由图 2 中 (a)可知，微孔和小孔中渗吸阻力与毛管

力相比相对较小，依然是毛管力主导渗吸。中峰主要

体现了中孔的渗吸贡献，由于其孔径较大，毛管力较

小，因此渗吸速度相对较慢，波峰不断下降直至消失，

最终T2 谱呈现单峰分布，从图中可以看出非湿相主要

滞留在小孔中。此外，直观上看中孔 (10~100 ms)渗
吸采油速度甚至大于小孔 (1~10 ms)，这是由于渗吸开

始后，水会优先进入微孔隙，微孔与小孔和中孔隙之

间通过细小的喉道进行连接，考虑到致密砂岩表面亲

水，较大孔隙表面部分被水相占据，而水相中H质子
图 1 致密砂岩渗吸实验

Fig. 1 Imbibition experiment of tight sandstone

表 3 T2 弛豫时间与不同孔隙类型对应关系

Table 3 Relationship between relaxation time and different 
types of pores

T2 弛豫时间 /ms 孔隙类型

≤1 微孔

1~10 小孔

10~100 中孔

100~1000 大孔
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被Mn2+屏蔽，间接影响了油相流体的表面弛豫，造成

中孔被识别小孔，因此渗吸结束后T2 谱是以小孔为主

的单峰分布。

Liang等 [30]以卤水、煤油和绝缘油为实验流体，发

现当岩心内部油水共存时，致密和常规岩样中流体依然

以表面弛豫为主；而中低渗岩样中，流体表面弛豫时间

小于体积弛豫，此时油相流体的体积弛豫不可忽略，T2

谱呈现出明显的双峰特征。图 3 为本文渗吸实验所用白

油和去离子水的体积弛豫曲线，其中去离子水作为参

照，可以看出白油的体积弛豫是在 200 ~300 ms；而渗

吸末期T2 谱峰值对应的弛豫时间是在 1~5 ms，显然渗

吸过程中核磁T2 谱主要以白油的表面弛豫为主。

图 2 不同样品油水渗吸过程中T2 谱的分布变化情况

Fig. 2 Variation of T2 spectrum of different samples in different stages of imbibiton experiments, (a), (b), (c) and (d) represent 
that for sample L2, L4, L5 and L11 respectively
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图 3 白油和去离子水的体积弛豫

Fig. 3 The bulk relaxation T2 distributions of white oil and 
deionized water
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2.1.2 气水系统

气水系统不同时间T2 谱分布见图 4。气水渗吸实

验类似于油水渗吸前岩心饱和油的过程，随着水不断

渗吸进入岩样，水中H质子信号幅度不断增大，T2 谱

与横轴所围面积不断增大。四个样品除B8 外，T2 谱

分布特点相同；以B6 为例，初始时刻岩心内部只有微

弱的H质子信号，主要来自黏土水或含结晶水的矿物，

T2 谱呈双峰分布，右锋位于 100~1000 ms，与油水渗

吸实验类似，可以忽略不计；左峰位于微孔区间，微

孔隙有着更强的毛管力，因此水更容易进入。渗吸早

期左峰增长速度较快，之后速度逐渐变慢，主要因为

水不断进入岩心，毛管力作用逐渐被削弱，而右峰几

乎没有变化。B8 样T2 谱信号幅度增长速度明显慢于

其他岩样，是由于岩样的主要渗吸通道被封闭，渗吸

速度变慢所致。

与油水系统最大不同在于直至渗吸结束，气水系

统T2 谱始终是以微孔为主的单峰分布，而油水系统

出现了以中孔为主的中峰，原因在于油水渗吸初始状

态是通过加压饱和方式实现的，白油靠外力被驱替进

入孔隙，饱和度均在 95%左右，见表 1。而水是依靠

毛管力自发渗吸进入岩样中，岩石内部实际上是由复

杂的孔隙网络组成，湿相与非湿相流体在不同孔喉中

流动，如图 5 所示。NWP和WP分别代表非湿相和湿

相，由于孔径不同小孔隙中毛管力较大，WP在较小

孔隙中流速较快，见图 (a)所示，小孔隙中的湿相流体

会比较大孔隙中流体提前到达相连的喉道处，进入较

图 4 不同样品气水渗吸过程中T2 谱的分布变化情况

Fig. 4 Variation of T2 spectrum of different samples under imbibition conditions
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大孔隙后非湿相卡断在孔隙中 [17, 43]，见图 5(b)。对于

气水渗吸而言，气泡会滞留在较大孔隙中，因此这部

分孔隙的信号在T2 谱上未形成波峰。

2.2 边界条件对渗吸采收率的影响

由以上分析可知，边界条件对渗吸采油的速度和

最终采收率都有重要的影响。本节通过NMR技术研究

边界条件对致密砂岩渗吸的影响，各样品采收率与渗

吸时间关系见图 6。

从图 6 可以看出，对于同一渗吸系统不同边界条

件下渗吸初期采油速度较快，随着渗吸的不断进行，

流体间的黏滞力作用愈加显著，毛管力逐渐减小，渗

吸速度逐渐减慢。AFO条件下，岩石有着最快的渗吸

速度和采收率，其次是LEC和TEO，TEC最慢，采收

率最低。图 2 中，不同时间L5 样T2 谱没有明显的变

化，这是由于岩石整个侧面都被封堵，而岩石侧面是

渗吸采油的主要作用通道，端面渗吸贡献较小。然而，

传统观点认为如果实验采用的多孔介质和流体一致，

那么边界条件只影响渗吸的速度，而对最终采收率几

乎没有影响 [15, 44-45]。近年来，一些学者 [21, 46-47]发现边

界条件不仅影响渗吸采油的速度，对采收率也有重要

的影响，但是却没有给出合理的解释。本文得到了与

之相似的结论，从图 6 可以明显看出，L5 样渗吸速度

和最终采收率均低于其他样品。造成这一异常的原因，

主要是由于常规中高渗岩样均质性较好，其渗透率和

相对渗透率没有明显的方向性，因此在岩样与湿相流

体接触面积较小时 (TEO边界条件 )，其渗吸速度显著

降低，但是采收率与其他边界条件差别不大。而致密

岩样一般孔渗远低于常规储层岩样，孔隙结构复杂且

具有各向异性的特点，也就是说其渗透率、相渗和毛

管力曲线等常常具有方向性。由于L5 样为TEO边界

条件，渗吸模式为一维线性流，而其他边界条件主要

以径向流为主，L5 采收率低的原因主要是轴向上岩石

物性差于径向方向，造成了TEO边界下渗吸采收率远

低于其他条件。

图 6 致密砂岩渗吸采收率与时间关系

Fig. 6 Recovery versus imbibition time under different boundary conditions
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图 5 较大孔隙中非湿相卡断示意图

Fig. 5 Snap-off of NWP in larger pores
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B8 样的边界条件与L5 均为侧面封闭，从图 4 可

以看出其渗吸速度最慢。气水系统跟油水系统区别在

于，不同边界条件下最终采收率大致相当，最大采收

率 (B6)与最小采收率 (C5)相差仅 9.3%，远低于油水系

统 (L2 与L5)的 78.7%。造成这一问题的主要原因是：

多孔介质渗吸过程由多种作用力共同主导，不考虑流

体与矿物化学反应，毛管力为渗吸过程的主要动力；

随着湿相流体逐渐进入孔隙中，毛管力作用逐渐减弱，

湿相与非湿相流体之间黏滞力作用显著增大，削弱了

毛管渗吸作用，因此渗吸速度减慢。与此同时，湿相

流体饱和度只有达到一定程度时，才具有可观的流动

能力。而非湿相流体随着渗吸的进行流动能力不断下

降，不利于渗吸采油。渗吸过程中各种因素相互竞争、

相互制约，对气水渗吸而言，流体之间的黏滞力、流

度的变化及岩石各向异性造成的渗流阻力不足以对毛

管力造成太大影响，因此不同边界条件下最终采收率

变化不大。

2.3 渗吸实验数据的标度

渗吸标度模型用来分析渗吸数据，对于预测油藏

渗吸产油量有着非常重要的参考价值。如果标度模型

能够将更多的因素考虑进去，那么将有更高的预测

精度以及更广的适用范围。过去几十年中，许多学

者基于毛管扩散方程和达西定律来建立无因次标度模

型 [10-11, 16, 48-52]。其中最早的是由Mattax和Kyte[51]提出

的标度模型，见式 (2)，该模型有着严格的使用条件，

适用性较差。Ma等 [48]对该模型进行了修正，考虑了

不同边界条件下的特征长度，同时也考虑了非湿相流

体的黏度，见式 (3)。当两种流体黏度比较大时，黏

度项通过几何平均处理将带来较大误差，Mason等 [52]

对此进行了修正并用大量的实验数据验证了该模型

的合理性，见式 (4)。值得一提的是，虽然Schmid和

Geiger[11]提出了一个广适性的解析解标度模型用来研

究水湿和混合润湿性油藏渗吸特征，但模型相对复杂

需要迭代求解，此外模型还需要相渗曲线和毛管力曲

线，这些参数对于致密储层岩石来说都难以通过实验

获取。本文采用式 (4)对渗吸数据进行标度分析。
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由于各式包含物理量基本一致，现统一对上面各

式进行说明，σ为油水界面张力，N/m；K为岩石渗透

率，m2； φ为孔隙度；L为样品高度，m；μw和μnw分

别为湿相和非湿相流体黏度，Pa·s；t为时间，s；Lc
为特征长度，m；Vb为岩样体积，m3；Ai为第 i个渗

吸面的面积，m2；li为第 i个渗吸面到不流动边界的距

离，m。

Schechter[53]定义了无量纲数NB
-1，即毛管力与重

力作用的比值来衡量重力对于渗吸的影响，该值大于

5 时，重力作用可以忽略。从表 1 计算结果来看，各

样品NB
-1 均大于 5，因此本文采用的标度模型忽略重

力作用是合理的。

 N CB
−1 =

σ φ
∆ρgL

/ K
 (6)

式中，C一般取为 0.4；Δρ为湿相与非湿相密度差，

kg/m3；g为重力加速度，m/s2，其余参数与上述定义

一致。

为了更好地说明标度渗吸数据的必要性，作出未

标度前各岩样渗吸数据随时间变化的曲线，见图 7。
标度渗吸数据时，不同边界条件下特征长度采用式 (5)
进行计算，然后将岩石与流体基本参数 (见表 1)分别

代入式 (4)，可以得到不同样品采收率随着无因次时间

tD的关系曲线，最终结果见图 8。
从图 7 可以直观看出油水和气水系统不同边界条
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Fig. 7 Recovery from imbibition versus time



280 石油科学通报 2018 年 9 月 第 3 卷第 3 期

件下，岩石渗吸速度及渗吸采收率的变化情况，但整

体数据非常分散。图 8 为基于式 (4)进行标度之后的结

果，可以看出数据的离散性得到了显著的改善，各样

品渗吸数据点趋向于一条曲线。考虑到岩样黏土水化

较弱且各样品润湿性一致，采用Mason等 [52]提出的模

型来标度渗吸数据是合理的，侧面反映出基于达西定

律来预测致密储层渗吸采收率在一定程度上是可以接

受的。L5 的偏离是由于在TEO边界条件下，特征长

度是基于岩心两端均匀采油的假设来计算的，而实际

实验中由于岩样两端面孔隙大小的不同会造成毛管回

压不同，两端面采油并不是对称的 [54]，因此渗吸数据

的标度出现了较大的偏差。此外，致密岩样各向异性

导致TEO边界条件下的岩石渗透率与其他边界条件下

的渗透率差异也会导致标度的偏差。

3 结论

本文基于NMR技术研究了致密砂岩自发渗吸过程

中，孔隙内流体运移特征及不同边界条件对于渗吸的

影响，主要取得以下认识：

(1) NMR T2 谱能够反映饱和流体岩样内部孔隙大

小及分布，致密砂岩微观孔隙结构具有多尺度分布特

征，主要以微孔和小孔为主，对应的T2 弛豫时间小于

10 ms。
(2) 渗吸开始后，微孔中的白油会优先被水置换出

来，通过较小的孔隙流出。渗吸结束时，岩样T2 谱演

变为以小孔为主的单一波峰，说明非湿相主要滞留在

小孔中。这是因为岩石表面的亲水性，造成中孔表面

部分被水占据，影响了油相的表面弛豫，被NMR检测

为小孔所致，致密砂岩渗吸采油主要来自于微孔的贡

献。而气水渗吸系统，由于卡断效应，水相难以进入

较大的孔隙中。

(3) 边界条件对致密砂岩油水系统渗吸速度和最终

采收率影响显著，岩石表面与水接触面积越大，渗吸

速度越快，采收率也最高。对气水系统而言，边界条

件的影响体现在渗吸速度上，对最终的渗吸采收率影

响不大。

(4) 由于本文致密砂岩黏土水化作用微弱且各岩样

润湿性相同，传统的无因次标度模型能够较好的标度

油水和气水渗吸数据，标度模型预测此类储层渗吸采

收率是合理的。
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Effect of boundary conditions on spontaneous imbibition in oil-water 
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Abstract With the rising energy demand in the world, tight reservoirs have been seen as potential alternative resources. Such 
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tight formations are generally exploited with multistage hydraulic fracturing technology and fracturing fluids imbibed into rocks 
by spontaneous imbibition is an important mechanism of oil production. Based on NMR technique, the characteristics of spon-
taneous imbibition in oil-water and gas-water system for tight sandstones were studied. T2 spectra obtained from these samples 
were used to reflect the migration patterns of fluid in different pores under various imbibition conditions. In addition, the influ-
ences of boundary conditions on imbibition recovery were also explained via T2 spectra. The results show that tight sandstone 
exhibits multiscale pore structure, which is mainly dominated by micropores and small mesopores. Once the imbibition process 
begins, white oil in micropores will be preferentially displaced by water and flow out through interconnected smaller pores due 
to the larger capillary pressure. Majority of the production by imbibition can be attributed to the contribution of micropores. For 
the gas-water system, however, water could not enter mesopores readily if only driven by capillary pressure owing to the snap-off 
effect of NWP. The boundary conditions pose a significant effect on imbibition rate and ultimate recovery for oil-water system, 
increasing the areas available for water imbibition helps to maintain a high imbibition rate and recovery. As for gas-water system, 
boundary conditions exert little effects on final recovery but remarkable impacts on the imbibition rates. The traditional scaling 
equations can be used to scale the imbibition data for both oil-water and gas-water systems to some extent, and predict the 
recovery by imbibition if the wettability of rock medium remains unchanged.

Keywords tight sandstone; spontaneous imbibition; NMR; boundary condition; scaling group
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