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Abstract 
Low/ultra-low permeability reservoirs in Chaoyanggou of Daqing Oilfield have been developed by 
water flooding for more than 30 years since 1986. At present, it has entered the stage of me-
dium-high water cut, and the distribution of underground oil and water is complex, showing a 
phenomenon of high injection-production ratio and low formation pressure maintenance level, 
which is quite different from that of conventional reservoirs in conformity with material balance 
theory. Taking Chaoyanggou Oilfield as the research object, this paper develops a sand-mudstone 
composite lithology model which conforms to the geological characteristics of low/ultra-low per-
meability reservoirs, and carries out water absorption experiments of different lithologies such as 
reservoir, transitional lithology and mudstone. Then root cause of the difficulty of remaining wa-
ter to effectively supplement formation energy under the condition of high injection-production 
ratio is deeply studied, and the distribution of oil and water by water flooding is determined. The 
results show that in addition to reservoir water absorption, transitional lithology, sandy mud-
stone and pure mudstone have different water absorption capacity. Water absorption accounts for 
30%, 11% and 7% respectively. That is to say, only about 52% of injected water can really play the 
role of water displacement of crude oil under formation conditions. This research finding reveals 
the real reason for high-amount water injection and low formation pressure in low/ultra-low 
permeability reservoirs, and provides a basis for formulating effective development countermea-
sures for sand-mudstone reservoirs in low/ultra-low permeability reservoirs. 
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摘  要 

大庆朝阳沟油田低/特低渗透油藏自1986年以来历经30多年水驱开发，目前已进入中高含水阶段，地下

油水分布状况复杂，呈现出高注采比、低地层压力保持水平的现象，与常规油藏符合物质平衡理论的现

象具有较大差异。本文以朝阳沟油田为研究对象，研制符合低/特低渗透油藏地质特征的砂–泥岩复合岩

性模型，开展储层、过渡岩性、泥岩等不同岩性的吸水特征实验，分析油水分布状况，深入研究低/特低

渗透油藏注水开发普遍高注采比的原因。研究结果表明，除了砂岩储层吸水外，过渡岩性、含砂泥岩、

纯泥岩均有不同程度的吸水能力，吸水量分别占30%、11%、7%，即仅有52%左右的注入水在地层条

件下真正驱替原油，这一研究成果揭示了低/特低渗透油藏注水量高、地层压力低的真实原因，为低/特
低渗透油藏砂–泥岩储层有效开发对策的制定提供了依据。 
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1. 引言 

大庆油田朝阳沟扶余油层于 1986 年投入开发，为低/特低渗透油藏，水驱开发初期产量高、递减快，

压力传导慢、注水见效慢，为了提高油层压力、保证油井产油能力，采用“早注水、早分层、高水质、

高水驱控制程度、高注采比、适时转注”的注水政策，取得了一定的开发效果。自“十二五”以来，坚

持“四个精细”挖潜思路，严格执行套损井控注、水井不连通层单卡停注等措施，强化有效注水，控制

无效注水，注采比得到有效控制，年注采比稳定在 2.3 左右，累积注采比 2.65，表现出高注采比的现象[1] 
[2]。高注采比现象在低/特低渗透油藏开发中普遍存在，应用常规的中高渗透油藏注采比概念难以解释低

/特低渗透油藏高注采比的原因。目前普遍认为低/特低渗透油藏非均质严重、启动压力梯度大、应力敏感、

无效注水、储层弹性形变和非储层吸水等客观因素是引起高注采比[3] [4] [5] [6]的原因，比如吴琼等人[7] 
[8]认为高注采比主要受无效注水、垂直裂缝、弹性存水量、储层沉积特点和固井质量等因素影响，特别

是参与形变的油层体积大小对油层弹性存水量影响显著，但却未深入研究不同岩性的吸水变化特征；吴
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杰和 HEGGHEIM T 等人[9] [10]指出导致低渗透油藏“注不进、采不出”的原因是储层非均质性、储层

孔喉细小、渗透率低、非线性渗流、启动压力梯度和应力敏感现象等客观因素造成的；熊伟[11]指出注采

比是影响低渗透油藏有效驱动的因素，低注采比不利于建立油藏有效驱动系统，但过高注采比导致注采

压差的升高，易造成粘性指进及单层突进；周莉等人[12] [13]开展粗砂岩、中砂岩和细砂岩吸水特性试验，

研究结果表明砂岩中的黏土矿物具有遇水膨胀特性，且孔隙分型特征与吸水特性具有良好的相关性，但

未针对单一纯泥岩或含砂泥岩等岩性的吸水特征进行定量描述。因此，为了进一步量化非储层吸水和储

层弹性形变引起的无效注水量对注采比的贡献，本文研制了反映低/特低渗透油藏纵向岩性分布特征的砂

–泥岩复合岩性模型，同时开展砂–泥岩复合岩性模型吸水特征实验，深入研究了低/特低渗透油藏砂–

泥岩复合岩性模型中不同岩性不同部位的压力变化规律，明确了储层、过渡岩性、泥岩等不同岩性的油

水分布状况及吸水特征，为低/特低渗透油藏砂–泥岩储层有效开发对策的制定提供了依据。 

2. 砂–泥岩复合岩性模型研制 

低/特低渗透油藏吸水剖面测试主要研究不同渗透率级别储层的吸水状况[14]，并未深入研究储层注

入水对过渡岩性和泥岩等非储层的影响，因此，本文以朝阳沟油田为研究对象，首次研制砂–泥岩复合

岩性模型，探索低/特低渗透油藏高注采比的成因[15]。选取朝阳沟油田密闭取心井朝 85-检 153 井岩性数

据资料，结合测井解释曲线，研究低/特低渗透油藏纵向岩性分布特征、设计模型参数，制作符合朝阳沟

油田地层特征的砂–泥岩复合岩性模型，为开展低/特低渗透油藏复合岩性模型吸水特征研究提供基础。 

2.1. 模型参数设计 

根据取心井资料，朝阳沟油田纵向岩性分别有砂岩、粉砂岩、泥质粉砂岩、含泥粉砂岩、灰质粉砂

岩、含砂泥岩、粉砂质泥岩、泥灰岩、泥岩共 9 种，其中，砂岩、粉砂岩、泥质粉砂岩、含砂泥岩和纯

泥岩为 5 种主要岩性，合计占总岩性的 99.16%，其它类型仅占 0.82%，5 种岩性厚度比例如图 1 所示。

按照离储层从近到远，砂岩、粉砂岩、泥质粉砂岩、粉沙质泥岩厚度分布比例分别为 9.68%、5.48%、12.21%、

15.30%，而纯泥岩厚度比例高达 57.33%，仅能反映取心井钻遇纯泥岩岩性的概率，并不能真实反映储层

发育及岩性过渡情况[16]。 
 

 
Figure 1. Thickness ratio of main lithology in coring wells 
图 1. 取心井主要岩性厚度比例图 

 
根据岩性相似的原则将岩性划分为储层、过渡岩性和泥岩 3 种类型，取心井 F173 层纵向岩性分布参

https://doi.org/10.12677/jogt.2020.424154


低/特低渗透油藏砂–泥岩复合岩性模型吸水特征研究 
 

 

DOI: 10.12677/jogt.2020.424154 357 石油天然气学报 
 

数见表 1。与储层发育相对应的纯泥岩厚度所占比例明显降低，储层砂岩、过渡岩性和泥岩厚度之比为

1:1.06:1.21，可用来设计符合朝阳沟油田地层特征的砂–泥岩复合岩性模型。结合砂–泥岩复合岩性模型

设计要求，设计砂–泥岩复合岩性尺寸为 32 cm × 33 cm × 5 cm，厚度之比为 1:1.33:1.33，并考虑到不同

岩性内部纵向分布差异，将储层分成 3 种渗透率规格(25、15、5 × 10−3 μm2)，过渡岩性分成 2 种渗透率

规格(3、1 × 10−3 μm2)，泥岩分成 2 种渗透率规格(0.5、0 × 10−3 μm2)。 
 
Table 1. Parameter design of composite lithology model 
表 1. 复合岩性模型参数设计 

分类 
取心井参数 模型设计参数 

岩性 厚度(m) 比例(%) 岩性 厚度(cm) 渗透率(10−3 μm2) 

泥岩 
纯泥岩 2.24 30.58 纯泥岩 6 0 

含砂泥岩 0.47 6.42 含砂泥岩 6 0.5 

围岩 
泥质粉砂岩 1.32 18.04 过渡岩性 2 6 1 

粉砂岩 1.05 14.35 过渡岩性 1 6 3 

储层 

砂岩 3/有效 0.75/0.61 10.20/8.29 砂岩 3 3 5 

砂岩 2/有效 0.75/0.61 10.20/8.29 砂岩 2 3 15 

砂岩 1/有效 0.75/0.61 10.20/8.29 砂岩 1 3 25 

2.2. 复合岩性模型制作 

根据复合模型参数设计，将代表不同岩性的天然露头岩心胶结在一起，通过环氧树脂将其包裹，对

砂–泥岩复合模型进行制作，如图 2 所示。对比天然露头岩心和朝阳沟油田取心井岩石成分，密闭取心

井取心岩石以石英、长石以及岩屑为主，平均含量分别为 26.07%、24.90%、32.35%，从表 2 可以看出，

复合岩性模型岩石成分与密闭取芯井相近，平均含量分别为 28.98%、27.86%、25.41%，确保复合岩性模

型储层的实验精度。 
 

 
Figure 2. Made-up product of composite lithology model 
图 2. 复合岩性模型制作成品 
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Table 2. Rock composition of composite lithology model 
表 2. 复合岩性模型岩石成分 

岩性 天然岩心 
编号 

碎屑含量(%) 泥质含量 
(%) 胶结物含量(%) 

石英 长石 岩屑 

泥岩 
BC01 31.5 28.2 5.3 32.8 2.2 

BC04 30.6 26.6 12.6 27.6 2.6 

围岩 
BC03 27.2 28.6 28.6 11.2 4.4 

BC07 27.6 26.8 31.8 10.3 3.5 

储层 

BC06 29.3 27.2 32.8 5.2 5.5 

BC09 28.5 29.1 33.6 3.2 5.6 

BC10 28.2 28.5 33.2 5.2 4.9 

3. 复合岩性模型吸水实验 

图 2 中复合岩性模型左侧为注入端，右侧为采出端，为模拟低/特低渗透油藏真实水驱开发过程，注

入端和采出端均只在储层处注入和采出。然后开展复合岩性模型水驱油实验，实验温度 45℃，开始前控

制注入端和采出端压力均为 3 MPa，保持注入速度不变逐渐降低采出端压力，直至建立有效驱动体系为

止。最后研究注采比和模型不同部位压力变化特点，进一步确定复合岩性模型中纯泥岩、含砂泥岩、过

渡岩性和各类储层在地层中的吸水特征。 

3.1. 设备材料 

实验中用到的主要设备有：ZJ-HK 型特 I 型恒温箱；Φ600 × 600 型高压模拟容器；2XZ-8B 旋片式真

空泵；HBS-S50/70 双缸恒速恒压驱替泵；OTS-550 无油空气压缩机；ZR-3 型回压；HPV 型回压阀；

YB-150A、B 型压力表若干；围压泵、六通阀。 
模拟油为油田地面脱气原油(朝 86 区块综合油样，其粘度 29.2~67.5 mPa∙s)与煤油按一定比例配制而

成，温度 45℃时粘度为 9.8 mPa∙s；模拟水为蒸馏水和 NaCl 等药品配制而成，矿化度为 5231 mg/L。 

3.2. 实验步骤 

将复合岩性模型置于 45℃恒温箱中，按照实验流程对设备进行连接，测压点连接压力表，出口处接

入回压阀，应用 HBS-S50/70 双缸恒速恒压驱替泵进行驱替，控制采出端压力，记录不同测压点的压力变

化。复合岩性模型水驱油实验具体实验步骤如下： 
1) 在高压模拟容器中，设置复合岩性模型围压为 3 MPa。 
2) 控制注入端压力为 3 MPa，打开回压阀，控制采出端压力为 3 MPa，用来模拟实际地层压力。 
3) 将回压阀压力降低 0.1 MPa 后，每隔一固定时间记录流量和压力表数据，当瞬时流量较低时，以

0.1 MPa 为单位，继续降低回压阀压力。 
4) 重复上一操作，直至同一回压阀压力下所测的瞬时流量趋于稳定为止，此时，模型中注入端和采

出端已建立起有效驱动体系，注采压差保持稳定。 
5) 增大测量时间间隔，每隔 1 h 记录采出端流量和压力表压力，直至采出液含水达到 98%为止。 

4. 复合岩性模型实验结果 

4.1. 流量变化特征 

开展复合岩性模型水驱油实验，注入速度为 0.10 mL/min，研究采出端流量变化特征，采出端压力和
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流量随时间变化如图 3 所示。 
采出端压力(回压阀压力)刚开始降低时，驱替压差很小，保持驱替压差不变时，采出端瞬时流量不稳

定，呈下降趋势，此时平均瞬时流量较低，注采比最大，为 2.53；继续降低采出端压力，瞬时流量突然

升高，然后呈下降趋势，即瞬时流量发生周期性变化，随着驱替压差的增大，周期内瞬时流量变化范围

逐渐减小，模型仍处于不稳定渗流阶段；当采出端压力降低至 1.1 MPa 时，驱替时间达到 25.0 h，此时模

型刚刚建立起有效驱动体系，采出端瞬时流量不再变化，并逐渐趋于稳定；建立有效驱动体系后，瞬时

流量缓慢增大，注采比降低，当瞬时流量增大至与注入速度相同时，注采比趋近于 1，此时模型已进入

稳定渗流阶段。 
 

 
(a) 

 
(b) 

 
(c) 
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(d) 

Figure 3. Pressure and flow variation curve of composite lithology model. (a) Produc-
tion side pressure variation curve under unstable seepage stage; (b) Production rate vari-
ation curve under unstable seepage stage; (c) Production rate variation curve; (d) Injec-
tion-production ratio variation curve 
图 3. 复合岩性模型储层压力和流量变化曲线。(a) 不稳定渗流阶段采出端压力变化

曲线；(b) 不稳定渗流阶段流量变化曲线；(c) 流量变化曲线；(d) 注采比变化曲线 

4.2. 压力变化特征 

根据复合岩性模型实验数据，研究复合岩性模型储层、过渡岩性和泥岩不同部位压力变化特征，不

同岩性注入端和中部压力随时间变化曲线如图 4 所示。 
 

 
(a) 

 
(b) 

Figure 4. Pressure variation curve of different parts in composite litholo-
gy model. (a) Injection side pressure variation curve; (b) Injection side 
pressure variation curve 
图 4. 复合岩性模型不同部位压力变化曲线。(a) 注入端压力变化曲线；

(b) 中部压力变化曲线 
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对于储层，随着注入时间增加，储层注入端压力最早发生变化，呈缓慢上升趋势，达到稳定渗流所

需的时间最短，当注入倍数为 2.2 PV 时，达到稳定渗流的压力最大，为 5.16 MPa，而中部压力传导具有

滞后性，一段时间后压力才出现明显变化，呈先下降后上升的趋势，且储层物性越好，中部压力开始变

化和达到最低值对应的时间越短，达到稳定渗流的压力越大。降低采出端压力后，渗透率较高的储层剩

余油最先被动用，储层 1 中部压力快速降低，当注入倍数为 0.2 PV 时，储层中部压力达到最低值，随后

快速升高，达到稳定渗流时压力最大，为 3.45 MPa；然后渗透率居中的储层剩余油被动用，储层 2 压力

降低，渗透率较低的储层剩余油最后被动用，储层 3 压力缓慢降低，当注入倍数为 0.7 PV 时，储层中部

压力达到最低值，随后缓慢升高，达到稳定渗流时压力最小，为 3.39 MPa。 
对于过渡岩性，随着注入时间增加，过渡岩性注入端压力变化趋势与储层注入端压力相同，均呈缓

慢上升趋势，与储层相比，过渡岩性注入端压力发生变化所需的时间增长，达到稳定渗流时的压力较低，

而中部压力传导同样具有滞后性，水驱一段时间后压力才出现明显变化。研究表明，过渡岩性中含有一

定体积的含气饱和度以及干孔隙，在水驱油过程中，注入端储层容水量逐渐增多形成憋压，使得部分注

入水在压差作用下进入过渡岩性中，过渡岩性注入端处压力缓慢上升，受贾敏作用影响，注入水难以进

入被气体和干孔隙占据的那一部分孔隙体积，接近水驱结束时注入端压力基本保持稳定，低于储层压力，

而中部处过渡岩性压力变化较为滞后，大多数注入水由注入端注入、采出端采出，只有少部分通过储层

中部的注入水在压差作用下才进入过渡岩性中部，具有小幅压力变化。 
对于泥岩，随着注入时间增加，泥岩注入端压力最晚发生变化，呈缓慢上升趋势，达到稳定渗流所

需的时间最长，当注入倍数为 2.2 PV 时，达到稳定渗流的压力最小，为 4.21 MPa，而含砂泥岩以及纯泥

岩中部处并未出现明显压力变化，说明含砂泥岩以及纯泥岩中部未受效，无需给出过渡岩性、含砂泥岩

以及纯泥岩采出端测压点压力变化曲线。研究表明，含砂泥岩既具有纯泥岩的特性又具有一定的渗透性，

说明含砂泥岩吸水能力较纯泥岩强，在水驱油过程中，注入端储层容水量增加，在储层和过渡岩性界面

上憋压使得部分注入水进入过渡岩性中，同样，在过渡岩性界面上憋压后，才可能进入含砂泥岩以及泥

岩中，随着进入含砂泥岩以及纯泥岩的注入水量增多，含砂泥岩与纯泥岩注入端压力增大，并且注入水

进入纯泥岩后不再流出，纯泥岩憋压，压力继续增大，而泥岩中部测压点压力无明显变化。 

4.3. 容水特征对比 

通过实验测定单一岩性在不同时间的平均压力和容水系数变化曲线，建立泥岩、含砂泥岩、过渡岩

性容水系数与水浸端压力、水浸端到岩样中心距离关系。计算劈分系数，将累积吸水量劈分到不同岩性，

复合岩性模型不同岩性吸水比例如图 5 所示，不同岩性累积吸水比例如图 6 所示。 
 

 
Figure 5. Variation trend of water absorption ratio of different lithology in 
composite lithology model 
图 5. 复合岩性模型不同岩性吸水比例变化趋势 
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Figure 6. Cumulative water absorption ratio of different lithology in com-
posite lithology model 
图 6. 复合岩性模型不同岩性累积吸水比例 

 
随着时间增大，不同岩性吸水量均呈先上升后平稳的趋势，当驱替时间为 72 h 时，注采基本达到平

衡，此时模型的注采比为 1.46，且储层、过渡岩性、含砂泥岩和纯泥岩的吸水量依次降低，吸水比例为

0.52:0.30:0.11:0.07。研究表明，在朝阳沟油田低/特低渗透油藏水驱开发过程中，注入水在储层憋压作用

下被靠近储层的过渡岩性和泥岩等吸水，封闭地层条件下仅剩余约 52%的注入水发挥驱油作用，直接影

响低/特低渗透油藏储层吸水和驱油效果。从油藏开发客观规律来看，过渡岩性和泥岩吸水引起的高注采

比现象难以避免，不能简单的使用注采比、吸水等参数评价储层注入采出状况、制定合理开发政策等，

需要对累积注水量和驱替水量进行合理换算及修正。在综合分析地层压力、水驱动用程度、递减速度、

含水上升速度等主要开发指标的基础上，考虑油层段、非油层段的吸水量和弹性形变对总注水量进行劈

分，确定储层中起驱油作用的有效注入量，在油田开发调整过程中，适当提高注水强度以保证驱替水量

满足注水政策要求，为低/特低渗透油藏砂–泥岩储层有效开发对策的制定提供了依据。 

5. 结论 

1) 根据密闭取心井资料和测井解释资料，设计包括储层以外的岩性分布特征及参数，研制符合朝阳

沟油田地层特征的砂–泥岩复合岩性模型，反映储层、过渡岩性和泥岩的沉积韵律规律，为深入研究低/
特低渗透油藏吸水特征奠定基础。 

2) 砂–泥岩复合岩性模型室内实验研究表明，随着储层注水时间的增加，储层、过渡岩性和泥岩注

入端压力依次发生变化，不同岩性注入端压力均呈缓慢上升趋势，达到稳定渗流时压力依次降低；中部

压力传导具有滞后性，随着储层注水时间的增加，储层中部压力呈先下降后上升的趋势，且物性越好的

储层压力率先发生变化，达到稳定渗流时压力最大，而过渡岩性中部压力呈缓慢上升趋势，纯泥岩中部

压力无明显变化。 
3) 除砂岩储层吸水外，过渡岩性、含砂泥岩、纯泥岩均有不同程度的吸水能力，吸水量分别占 30%、

11%、7%，即仅有 52%左右的注入水在地层条件下真正驱替原油，揭示了低/特低渗透油藏注水量高、地

层压力低的原因。 
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