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摘　要：气-水相对渗透率是天然气水合物现场试采的关键参数。如何测量和评估储层相对渗

透率是提高产气效率、实现天然气水合物产业化需要解决的基础问题。从含水合物沉积物相

对渗透率的实验测试、数值模拟和模型建立 3 个方面，总结了含水合物沉积物相对渗透率的

研究进展，研究发现，现有含水合物沉积物实验测试大多采用非稳态法，相对渗透率曲线图显

示：在同一含水饱和度下，水合物饱和度越大，水的相对渗透率越小，气的相对渗透率变化规

律较为复杂；水合物饱和度的变化改变了沉积物的孔隙空间结构，进而影响气-水相对渗透率。

数值模拟大多利用孔隙网络模型或持水曲线进行相对渗透率计算，探索水合物生长习性、孔

隙赋存特征，并揭示颗粒尺寸、水合物饱和度、润湿性、表面张力等不同因素对气-水相对渗透

率的影响差异。梳理多种相对渗透率模型，发现新近提出的考虑毛细作用和孔径分布的含水

合物介质相对渗透率模型在模拟含水合物沉积物中的多相流以及解释水合物饱和度的变化

方面具有优势。建议下一步克服该模型计算成本较高的缺陷，实现含水合物沉积物多相流物

理精确建模。

关键词：含水合物沉积物；相对渗透率；实验测试；数值模拟

中图分类号：P736.2；TE122.2　　　文献标识码：A　　　DOI：10.16028/j.1009-2722.2020.124
  

0    引言

天然气水合物是一种资源量巨大的能源，具有

以工业规模供应天然气的潜力[1–5]，全球多个国家

正竞相开展天然气水合物勘探和开发[6–9]。2002 年

以来，研究人员先后在加拿大 Mallik 永久冻土区[10]、

美国阿拉斯加永久冻土区[11]、日本南海海槽[12,13]

和中国南海神狐海域[14] 开展试采，尽管最好日均

产量已达到 2.86 万 m3/d[15–17]，但离商业化标准依

然存在较大差距[16,18–19]。水合物的开采是一个热力、

水力、化学、力学耦合的复杂过程[20]，目前普遍采

用的原理是打破水合物稳定存在的相平衡条件，使

水合物分解为气体和水再进行开采，主要采用的方

法有热激法、降压法、化学抑制剂注入法和 CO2 置

换法等[21–25]。无论是哪一种开采方法都必然涉及

到气、水在储层中的流动问题，而历次试采表明，渗

透率是影响试采产能最关键的参数之一[26–33]。

水合物开采涉及气、液两相流动，储层渗透性

与水合物饱和度、孔隙度、气-水饱和度、水合物二

次生成等都关系密切[34]，主要通过气和水的渗透率

（气-水相对渗透率）来体现，而渗透率是通过控制流

体在多孔介质中的流动[35–37] 直接影响天然气生产

效率的，且对开采过程中热量的传导和质量的运移

起着至关重要的作用[3,38]。同时，渗透率也是各种

数值模拟研究中的重要参数，提高实验测量精度将
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会增加模拟结果的准确性[39]。因此，为了更准确预

测储层的气体产量和经济可行性，有必要厘清水合

物对储层的渗透率和相对渗透率的影响[40]。

蔡建超等[26] 从绝对渗透率的理论模型、渗透

率的数值模拟研究、多相渗流实验研究、水合物开

采室内模拟方法和矿藏尺度的数值模拟方法等方

面全面综述了含水合物沉积物多相渗流的研究进

展，对水合物储层渗流特性的研究具有重要的指导

意义。本文在此基础上，专门针对含水合物沉积物

多相渗流这一重要过程，从实验测试、数值模拟和

相对渗透率模型 3 个方面综述了含水合物沉积物

气-水相对渗透率的研究现状及进展，介绍现有实验

和数值模拟方法，并分析每种方法的优缺点及其相

关影响因素，总结含水合物沉积物相对渗透模型，

最后讨论并展望了含水合物沉积物相对渗透率实

验测试方面目前所面临的困难以及可能有效的解

决办法，希望能够为水合物储层渗流特性研究提供

一定思路。 

1    基本渗流理论

在调研中发现，水合物储层渗透率的概念存在

混淆。由于水合物对储层渗透率存在影响，故许多

学者将存在水合物时的渗透率称为“有效渗透率”，

而将此“有效渗透率”与无水合物时的“绝对渗透

率”的比值称为“相对渗透率”
[41–50]。实际上，这 2

个概念与多相渗流中在流体相互作用下的“有效渗

透率”和“相对渗透率”的概念容易产生混淆。由

于水合物的存在主要影响的是储层多孔介质的孔

隙结构，故本文定义存在水合物时的绝对渗透率为

“有效绝对渗透率”
[51]，这里的“有效”体现的是水

合物对绝对渗透率的影响，将有效绝对渗透率与无

水合物时绝对渗透率的比值定义为“归一化渗透

率”
[26,52,53]，而多相渗流中的有效渗透率和相对渗透

率的定义则保持不变。

通常将气、水两相的相对渗透率绘制为水相饱

和度的曲线，称为相对渗透率曲线（图 1）。含水合

物沉积物中气、水两相同时流动时，受沉积物颗粒

润湿性的影响，气相和水相会沿着不同的路径流动。

润湿相（通常是水相）在饱和度较低时占据较小的

孔隙，这些小孔隙对流体流动的贡献较小；而非润

湿相（通常是气相）占据中心孔或较大的孔隙，这些

孔隙对流体的流动起决定作用，所以即使是非润湿

相的饱和度较小，也会大大降低润湿相的渗透率

（图 1）。对于含水合物沉积物而言，随着水合物的

形成和分解其对孔隙度的影响是动态变化的，气、

水两相流动特征更为复杂。水合物对气、水两相渗

透率的影响主要表现在：①水合物占据了孔隙空间，

对流动产生影响；②水合物的分布对孔隙结构产生

影响，进而对两相流动产生影响。
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图 1    气-水两相相对渗透率曲线

Fig.1    Gas-water relative permeability curve
 

相对渗透率实验测量一般采用稳态法和非稳

态法。稳态法采用 2 种或以上不混溶的流体以固

定的流体注入比同时注入样品，直到整个沉积物样

品的压差和流体饱和度达到平衡。然后，根据达到

平衡时的压差和每种流体的体积注入量来计算流

体在测量的流体饱和度下的相对渗透率，这种“稳

态平衡流动测试”在不同的流体注入比下重复进行，

以形成一定流体饱和度范围内每种流体的相对渗

透率曲线[54]。具体计算方法如式（1）（2）所示。

先按照达西公式计算气相和水相的有效渗

透率：

kge =
2paqgµgL

A
(
p2

1− p2
a

) ×102 （1）

kwe =
qwµwL

A (p1− p2)
×102 （2）

式中：kge、kwe 分别为气相、水相的有效渗透率，

10−3 μm2；

pa 为大气压的数值， MPa；
qg、qw 分别为气、水流量的数值，mL/s；
μg、μw 分别为在测定温度下气、水的黏度，mPa·s；
L为样品长度，cm；

A为样品截面积，cm2；

p1 为样品进口压力，MPa；
p2 为样品出口压力，MPa。
然后按照式（3）（4）计算气、水相对渗透率：
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krg =
kge

kg (S ws)
（3）

krw =
kwe

kg (S ws)
（4）

式中：krg 为气相相对渗透率，用小数表示；

kg（ Sws）为束缚水状态下气相有效渗透率，

10−3 μm2；

krw 为水相相对渗透率的数值，用小数表示；

最后按照式（5）（6）计算含水、气饱和度：

S w =
mi−m0

Vpρw
×100% （5）

S g = 1−S w （6）

式中：Sw 为样品含水饱和度；

mi 为第 i 点含水样品的质量，g；
m0 为干样品的质量，g；
Vp 为样品有效孔隙体积，mL；
ρw 为水的密度，g/cm3；

Sg 为样品含气饱和度。

最后根据计算结果绘制气-水相对渗透率与含

水饱和度的关系曲线。

在非稳态法中，样品中存在的流动相被另一种

通常以恒定流速注入的不混溶流动相取代。在驱

替相注入期间，同时监测被驱替相的体积和样品两

端的压差。然后，将获得的数据用于计算在驱替流

动相或被驱替流动相饱和度范围内每个流动相的

相对渗透率曲线[54]。非稳态法涉及更复杂的数学计

算，依赖于以 Buckley-Leverett[55] 不混溶驱替理论

为基础的方法，如 JBN 方法[56]、JR 方法[57] 和 Toth
方法[58]，这里主要介绍 Toth 方法。

Toth 方法采用了从 2 个线性回归方程中获得

的 4 个统计参数（a、b、a1 和 b1），这 2 个线性回归

方程是使用被驱替流体（盐水）累积体积 Vk 和注入

样品的流体（甲烷）突破时和之后获得的样品压差

ΔP得到的：

Vi (t)
Vk (t)

= a+b
(

Vi (t)
Vp

)
(t ⩾ ta) （7）

∆P (t) = a1

(
Vi (t)
Vk (t)

)b1

(t ⩾ ta) （8）

式中：Vi 为注入流体（甲烷）的累积体积，mL；
Vp 为孔隙体积，mL；
t为从注入流体（甲烷）侵入样品开始所经过的

时间，s；
ta 为突破时间，s。

通过线性回归方程获得 Toth 统计参数以及其

他参数，如样品尺寸、有效孔隙度、甲烷注入的速度、

驱替流体（甲烷）的初始饱和度、流体（甲烷和盐水）

的动态黏度和绝对渗透率。然后，通过将这些参数

插入相关的 Toth 方程，计算相对渗透率曲线。

kr,d = µd fd,2Y
(
S d,2

)
（9）

kr,k = µk fk,2Y
(
S d,2

)
（10）

Y
(
S d,2

)
=

qL

kAa1+ (1−b1)
(

Vi (t)
Vp

)b1
（11）

fd,2 =
Md,2

Md,2+1
, fk,2 =

1
Md,2+1

（12）

Md,2 =

[
a+b

Vi̇ (t)
Vp

]2

a
−1 （13）

S d,2 = b


Vi (t)
Vp

a+b
Vi (t)
Vp


2

+S d,i （14）

式中：Sd,2 为样品出口端的驱替流体（甲烷）饱和度；

Sd,i 为驱替流体（甲烷）初始饱和度；

Md,2 为样品出口端驱替流体（甲烷）的流度比；

fd,2 和 fk,2 分别为驱替流体（甲烷）和被驱替流

体（盐水）的百分比 ；
k为绝对渗透率，10−3 μm2；

Y(Sd,2) 为总流度函数；

kr,d 和 kr,k 分别为驱替流体（甲烷）和被驱替流

体（盐水）的相对渗透率；

μd 和 μk 分别为驱替流体（甲烷）和被驱替流体

（盐水）的黏度，Pa·s。 

2    含水合物沉积物相对渗透率的实验
测试进展
 

2.1    稳态法和非稳态法

JOHNSON 等 [59] 的实验研究了水合物对气、

水相对渗透率的影响，他们利用阿拉斯加北坡

（Alaska North Slope）艾伯特山（Mount Elbert）站位

的未固结岩芯样品生成水合物，测试了各种甲烷水

合物饱和度下的渗透性特征。在多次尝试用甲烷

驱替水的实验失败（因管道堵塞无法测量渗透率）

之后，决定用氮气驱替进行相同步骤的实验，因为
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氮气在实验条件下不会生成水合物，不易溶于其他

流体，它的惰性性质使其非常适合相对渗透率实验，

但是在用氮气进行实验过程中并没有观察到实际

的两相流，仅测得了端点的气体渗透率。AHN 等[60]

制作了一个含甲烷水合物的砂样沉积物，使用非稳

态法测量了甲烷和水的相对渗透率，用 JBN 方法进

行了计算；XUE 等[61] 使用石英玻璃珠模拟多孔介

质并在其中生成水合物，采用非稳态法，利用磁共

振成像技术获得沉积物中气液两相的饱和度变化

和速度分布，从而获得相对渗透率曲线；CHOI 等[54]

制备了干硅砂与高岭石黏土的混合沉积物，模拟细

粒天然砂质沉积物，采用非稳态排水驱替法进行气-
液（甲烷-盐水）相对渗透率试验，由基于 Buckley-
Leverett 理论的 Toth 方法[58,62] 进行相对渗透率曲

线的计算。

以上实验测试测得的相对渗透率曲线的实验

结果如图 2～5 所示。JOHNSON 等[59] 的研究虽然

只测得了端点处的相对渗透率，但总体趋势清楚地

表明：水的相对渗透率随水合物饱和度的增加而显

著下降，同样，水合物饱和度百分比的增加也降低

了气的相对渗透率（图 2）。AHN 等[60] 的研究发现：

在高含水饱和度下，水的相对渗透率要明显高于气

的相对渗透率，随着含水饱和度的增加，水的相对

渗透率逐渐增加，气的相对渗透率逐渐减小；且不

同水合物饱和度下气-水相对渗透率曲线的变化趋

势是不一致的，随着水合物饱和度的增大，水的相

对渗透率曲线向下移动，即水合物饱和度越大，水

的相对渗透率越小，原因是水合物饱和度的增加使

孔隙空间变小，阻碍了水的流动，导致在同一水饱

和度下，水合物饱和度较高的沉积物中水的相对渗

透率是降低的，曲线向下移动（图 3）。XUE 等[61]

的实验获得了含水合物多孔介质分解过程中的相

对渗透率（图 4），发现当含水饱和度较低（＜20%）

时，水相的相对渗透率极低，接近于零；当含水饱和

度较高（＞80%）时，气相的相对渗透率极低，接近于

零。在上述两个区域之间（＞20%，＜80%）的区域

为两相共渗区。在共渗区，水的相对渗透率随含水

饱和度的增加而增加，甲烷的相对渗透率随含水饱

和度的增加而降低。另外，从图中可以看出，随着

水合物的分解，两相的相对渗透率值增大。在分解

开始时，端点处的相对渗透率增加更明显。当剩余

水合物含量＜50% 时，含水合物多孔介质的相对渗

透率曲线变化不是很明显。CHOI 等[54] 研究了含

水合物沉积物和无水合物沉积物相对渗透率之间

的差异（图 5），发现尽管含水合物沉积物样品中注

入了更多的甲烷，但含水合物沉积物样品的残余水

饱和度高于无水合物沉积物样品的，且与无水合物

沉积物样品相比较而言，含水合物沉积物样品中水
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图 2    气-水相对渗透率随水合物饱和度变化关系
[59]

Fig.2    Gas-water relative permeability varies with
different hydrate saturation[59]
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图 3    不同水合物饱和度下气-水相对渗透率
[60]

Fig.3    Gas-water relative permeability under
different hydrate saturation[60]
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Fig.4    Relative permeability changes before and
after hydrate dissociation[61]
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和甲烷的相对渗透率分别出现了更陡的上升和下

降。综上所述，水合物饱和度对气-水相对渗透率的

影响较为复杂，原因可能是水合物在沉积物孔隙空

间中的分布模式不同，进而对气-水相对渗透率的影

响规律不同。 

2.2    基于持水曲线的测试方法

持水曲线表征了非饱和沉积物中毛管压力随

含水饱和度的变化，也称为土-水特征曲线或土壤吸

力-体积含水量曲线。持水曲线与非饱和沉积物的

大多物理性质都有因果联系，其中就包括相对渗透

率[63–67]；所以，借助持水曲线可以进行相对渗透率

的计算，其中使用最广泛的是 van Genuchten 模型[68]

和 Brooks-Corey 模型[69]。这些模型最初是为常规

油气储层开发的，目前已经在水合物模拟中广泛使

用。所以，一些学者[70–72] 借助持水曲线来计算含水

合物沉积物的气-水相对渗透率，通常使用毛细管压

力 Pc、含水饱和度 Sw 和残余水饱和度 Srw 来描述

持水曲线[73–74]。根据实验测出的毛细压力和含水

饱和度可以拟合出持水曲线，从而得到孔隙分布指

数，再利用拟合得到的孔隙分布指数进行气-水相对

渗透率的计算。大多数关于天然气水合物的数值

研究[75–81] 都使用 van Genuchten 模型的毛细管压力

公式[82]：

Pc = P0

(S w−S rw

1−S rw

)− 1
m

−1


1−m

（15）

式中：Pc 为毛细管压力；

Srw 为束缚水饱和度；

P0 为气体进入压力；

m为孔隙分布指数。

van Genuchten 模型[68] 用于预测水和气的相对

渗透率表达式如下：

krw =

(
S w−S rw

1−S rw

)0.5
1−

1− (
S w−S rw

1−S rw

) 1
m


m
2

（16）

krg =

1− (
S w−S rw

S wmax−S rw

)0.5
1− (

S w−S rw

S wmax−S rw

) 1
m

2m

（17）

式中：Swmax 为气体相对渗透率开始出现时的含水

饱和度。

DAI 等[83] 对在印度国家天然气水合物计划第

02 考察（NGHP-02）期间回收的 2 个岩芯（黏土粉砂

岩芯和砂质粉砂岩芯）进行了测试，合成了四氢呋

喃（THF）水合物，获得了 2 条持水曲线，然后借助

van Genuchten 模型估算了气-水相对渗透率，得到

了相对渗透率曲线，如图 6 所示。结果表明，随着

THF 水合物的分解（即水合物饱和度的降低），导

致气的相对渗透率向下移动，水的相对渗透率向上

移动。气的相对渗透率 krg 受两种相互竞争的机制

控制：水合物饱和度的降低使气的相对渗透率曲线

向下移动，而水合物分解过程中气体饱和度 (Sg=
1−Sw−Sh) 是增加的，又使气的相对渗透率值升高。

考虑到含水合物沉积物和无水合物沉积物的 krg 曲

线之间的狭窄界限，水合物分解导致的气体饱和度

增加占主导地位，因此，气的相对渗透率 krg 将随着

气体饱和度而上升，krg 在水合物分解期间从高 Sh

曲线过渡到低 Sh 曲线。
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图 6    基于 van Genuchten模型的相对渗透率曲线
[83]

Fig.6    Relative permeability curve based on
van Genuchten model[83]

 

同样还有 Brooks-Corey 模型[69] 也利用持水曲

线的参数预测气和水的相对渗透率，计算公式是：

krw =

(
S w−S rw

1−S rw

) 2+3m
m

（18）
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图 5    含水合物沉积物与不含水合物沉积物

相对渗透率对比
[54]

Fig.5    Comparison of relative permeability of hydrate-bearing
sediments and hydrate-free sediments[54]
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krg =

(
1− S w−S rw

1−S rw

)2
1− (

S w−S rw

1−S rw

) 2+m
m

（19）
上述的 van Genuchten 模型和 Brooks-Corey 模

型都是通过测试持水曲线获得孔隙分布指数 m，再

利用孔隙分布指数计算相对渗透率。

水合物开采数值模拟[51,84–88] 使用最为广泛的是

将 nw = (2+3m)/m作为水的相对渗透率的指数或者

直接使用经验值，气的相对渗透率的指数使用经验

值，即修正的 Brooks-Corey 模型：

krw =

(
S w−S rw

1−S rw

)nw

（20）

krg =

(
S g−S rg

1−S rw

)ng

（21）

式中：Srg 为残余气饱和度；

nw 和 ng 分别为水和气渗透率的拟合参数。

这个表达式很简洁，可以很容易地在模拟器中

实现。需要注意的是，在修正 Brooks-Corey 模型中，

有 2 个单独的拟合参数 nw 和 ng 分别用于预测水的

相对渗透率和气的相对渗透率，且这 2 个参数是需

要通过实验拟合的经验参数，而在 van  Genucht-
en 模型中，只有一个通用的 m值用于水和气的相对

渗透率方程，且该参数为孔隙分布指数，具有实际

的物理意义。 

3    含水合物沉积物相对渗透率数值
模拟

事实表明，在水合物分解（或生成）的同时进行

两相（气和水）渗流实验是既复杂又困难的[89]。作

为实验的替代方法，一些研究人员借助孔隙网络模

拟[90] 进行相对渗透率的计算，为含水合物沉积物

相对渗透率的研究提供物理指导。其工作原理或

流程如下：

首先是建立真实拓扑孔隙网络模型，真实拓扑

孔隙网络模型是建立在数字岩心的基础上，具有与

数字岩心孔隙空间近似等效的拓扑结构。在现有

研究中，建立岩土矿物样品数字岩心的常用方法是

CT 图像法[91]。通过 CT 扫描获取矿物样品的三维

内部空间图像，经过相态识别后区分样品中的固体

相态空间和孔隙空间。在针对样品孔隙空间的孔

隙网络模型建模中，通常将较大的孔隙空间定义为

孔隙，将孔隙之间的连通空间定义为喉道；利用不

同的几何图形分别描述孔隙和喉道，并建立两者之

间的拓扑连接关系；随后，在所建立的拓扑空间中

模拟流体的流动并计算相关属性。目前，基于图像

生成孔隙网络拓扑空间结构的算法中最常用且效

果相对较好的是中轴线算法[92] 和最大球法[93-94]。

在构建模型时，将孔隙和喉道分别近似为球体和圆

柱体[95]。在孔隙网络模型中，相互连接的网络节点

（即这些球体）形成了复杂的孔隙空间[96]。因为一

个网络节点对应一个孔隙，连接网络节点的部分是

一个喉道，所以每个孔隙中的质量是守恒的[97]。孔

隙中的压力可以通过求解质量守恒方程来获得，根

据泊肃叶定律计算表征区域内流体通过的流量[98]。
n∑

i− j

gi− j
(
Pi−P j

)
= 0 （22）

Qi− j =
πR4

i− j

(
Pi−P j

)
8µLi− j

= gi− j
(
Pi−P j

)
（23）

式中：gi−j 为孔隙 i和 j之间的水力传导率；

Pi 和 Pj 分别为孔隙 i和 j中的压力；

Ri−j 为孔 i和 j之间喉道的半径；

μ为流体黏度；

Li−j 为孔 i和 j之间的喉道长度；

Qi−j 为孔 i和 j之间喉道的流量。

当单相流体、气体或水通过多孔介质时，kag 和

kaw 可以用达西定律计算，此时 Q是入口喉部的流

量之和。在这个孔隙网络模型中，孔隙和喉道之间

只有某些孔隙或喉道充满水或气体，在另一些孔隙

或喉道中没有气和水的共存。如果一个孔隙充满

了气体，连接的喉口必须充满气体。提取模型空间

中具有气相的喉道，以计算气相的流量，并且可以

使用达西定律获得 keg。同样，kew 也可以通过相同

的方法获得，然后就可以计算相对渗透率 krg 和 krw。

k =
QµL

A (Pin−Pout)
（24）

krg =
keg

kag
（25）

krw =
kew

kaw
（26）

式中：Q为流量；

L为孔隙网络模型长度；

Pin 和 Pout 分别为入口和出口压力；

keg 和 kew 分别是气相和水相的有效渗透率；

kag 和 kaw 分别是气相和水相的绝对渗透率；

krg 和 krw 分别是气相和水相的相对渗透率。

下面是对一些含水合物沉积物气-水相对渗透
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率数值模拟方面的文献进行的总结，主要讨论利用

孔隙网络模型的方法研究各个因素对含水合物沉

积物气-水相对渗透率影响。 

3.1    水合物的分布模式对相对渗透率的影响

获得不同水合物形态下渗透率和水合物饱和

度之间的经验关系对于预测水合物储层的天然气

产量至关重要。水合物的含量和分布模式的不同

会在不同程度上改变沉积物孔隙空间。LI 等[72] 考

虑了水合物在孔隙中聚集的 2 种模式，即水合物优

先占据最大孔隙还是最小孔隙，利用孔隙网络模型

研究了水合物饱和度和分布模式对气-水两相流的

影响。对于水合物占据孔隙空间的这两种情况，研

究了水合物饱和度 Sh =0、20%、40% 和 60% 时相

对渗透率的变化，如图 7 所示，发现气体相对渗透

率和残余气体饱和度随着水合物饱和度的增加而

降低。与优先占据最大孔隙的情况相比，水合物占

据最小孔隙对降低气体相对渗透率的影响较小，并

且在相同水合物饱和度下堵塞气体渗流路径的可

能性较低，即残余气体饱和度几乎没有变化。 

3.2    水合物非均匀性对相对渗透率的影响

界面成核生长理论[99] 认为，水合物优先在气-
水界面形成和生长。水完全或部分转化后，天然气

水合物的分布可能非常不均匀，分布不均匀导致不

同位置的渗透率特性也会产生显著差异。YANG
等[100] 研究了含水合物多孔介质的不均匀性及其对

局部渗透率的影响（图 8）。总体而言，随着含水饱

和度的增加，水的相对渗透率增加，而气体相对渗

透率逐渐降低。受孔隙大小、孔喉比以及孔隙连通

性的影响，不同部位的局部变化可能非常复杂。在

高含水饱和度下，水的相对渗透率也会发生很大变

化。较大的孔/喉尺寸有助于提高水的相对渗透率，

但存在局部异常：水的相对渗透率异常高，可能是

该部分水合物饱和度高的结果。虽然该部分的孔

隙更多地被水合物占据，导致相对较低的孔隙度，

但水合物可能局部覆盖颗粒表面，并胶结颗粒之间

的小间隙，可能会使主要流动路径更加通畅，从而

增加气体和水的流量。因此，孔隙中天然气水合物

的不均匀形成将使气、水的流动行为更加复杂。受

孔隙结构、尺寸和天然气水合物随机分布的影响，

相对渗透率可能会局部变化。使得现场规模的水

合物储层渗透率预测非常困难。
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图 8    通过 PNM计算的含水合物白云石砂岩中的气-水两

相相对渗透率曲线
[95]

Fig.8    The gas/water two-phase relative permeability of hy-
drate-bearing dolomite sands calculated through PNM[95]

  

3.3    水合物饱和度对相对渗透率的影响

由于水的连续性和流动性，水（润湿相）在多孔

介质中的分布高度依赖于孔隙的形状，并且主要由

 

(a) 优先在大孔隙中生成水合物; (b) 优先在小孔隙中生成水合物
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图 7    不同水合物生长模式和不同水合物

饱和度下的相对渗透率曲线
[72]

Fig.7    Relative permeability curves of different hydrate growth
habits and different hydrate saturations[72]
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接触角和润湿性决定，尤其是在较低的水饱和度

下[101]。而水合物的存在导致多孔介质中的孔隙变

得更加复杂和不规则，导致孔隙形状因子减少和接

触角数量增加。接触角数越多，亲水多孔介质中的

水（除了残余水）越多。因此，水的相对渗透率降低。

由于大多数孔隙空间涉及气体迁移，这导致气体相

对渗透率上升。

ZHANG 等[102] 研究了不同水饱和度下气-水相

对渗透率随水合物饱和度变化的关系，发现在水饱

和度较低的情况下，水的相对渗透率随着水合物饱

和度的增加而降低，而气体的相对渗透率随着水合

物饱和度的增加而增加。相反，在水饱和度较高的

条件下，水的相对渗透率随着水合物饱和度的增加

而增加，气体相对渗透率随着水合物饱和度的增加

而降低。在水合物藏开采过程中，水合物的饱和度

不断发生变化，不同水合物饱和度下气-水相渗规律

有很大不同。水合物饱和度的变化可以看作是沉

积物的孔隙结构受到气体水合物分解的严重破坏。

WANG 等[103] 和 WANG 等[104] 利用孔隙网络

模拟对不同水合物饱和度下的气-水两相相对渗透

率进行了研究，发现水合物饱和度的增加导致水的

相对渗透率急剧下降，而气体的相对渗透率并没有

表现出明显的变化规律。在相同含水饱和度下，水

合物饱和度越小，水相相对渗透率越大。随着水合

物饱和度降低，孔隙和喉道半径增加，更多的水可

以流过孔隙和喉道，水的相对渗透率增加。然而，

气体相对渗透率并没有遵循类似的趋势。较小的

孔喉半径会抑制气相和水相的流动。随着孔喉半

径的增加，水流动增加，并占据了孔隙和喉道的大

部分空间。孔隙尺度中的毛细管压力阻碍了气体

（非湿润相）的迁移，且气体流量的增加不明显。因

此，气体相对渗透率的变化不明显。

MAHABADI 和 JANG[105] 研究了水合物分解

后气体扩散期间的气体相对渗透率和水的相对渗

透率以及不同初始水合物饱和度对气-水相对渗透

率的影响，发现随着水被扩散的气体排出，水的相

对渗透率降低。对于给定的水饱和度，通过使用不

同的初始水合物饱和度获得的水的相对渗透率几

乎相同，气体相对渗透率不同。气体相对渗透率取

决于初始水合物饱和度。使用较低初始水合物饱

和度的情况的模拟结果显示，在给定的气体饱和度

下，气体相对渗透率较高，而在较低的气体饱和度

下，气体渗透率较低。对于初始水合物饱和度较高

的情况，一旦水合物分解，气体渗透性就开始变化。

MAHABADI 等[70] 为了探索水合物饱和度和斑

块形成对水和气相对渗透率的影响，模拟了气体侵

入不同水合物饱和度的含水合物孔隙网络模型的过

程，结果表明，随着气体扩散到充满水的孔隙中，气

体相对渗透率增加，水的相对渗透率降低；初始水

合物饱和度较低的沉积物导致较高的气体相对渗

透率和较低的残余水饱和度。此外，随着水合物斑

块尺寸的增加，水和气的渗透率都显著增加，尤其是

当 Sw＞0.4 时。当水饱和度 Sw＜0.4 时，水合物斑

块大小对气体和水相对渗透率的影响变得不明显。

此外，较大的斑块尺寸导致较低的残余水饱和度。 

3.4    颗粒粒度对相对渗透率的影响

颗粒尺寸可以通过改变孔隙和喉道的尺寸来

改变流动特性和影响渗流特性。WANG 等[106] 研

究了不同粒径组成的含水合物多孔介质中的气体

和水的相对渗透率（图 9）。发现当含水饱和度增大

时，水的相对渗透率增大，气体的相对渗透率减小。

水的相对渗透率与不同粒径之间的关系很明显。

在相同的含水饱和度下，由较大颗粒形成的含水合

物多孔介质具有较大的水相相对渗透率。然而，气

体的相对渗透率遵循相反的趋势。也就是说，在相

同的水饱和度下，由较大尺寸颗粒形成的含水合物

多孔介质具有较低的气相相对渗透率。

在真实条件下，颗粒尺寸的变化会影响水合物

分解过程中的颗粒迁移。WANG 等[107] 利用孔隙

网络模型研究了在不同水合物饱和度下，相对渗透
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图 9    不同粒径下的气-水两相相对渗透率
[106]

Fig.9    The gas/water two-phase relative permeability under
different particle sizes[106]
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率曲线和相应的等渗点变化曲线随孔隙和喉道中

颗粒直径的变化（图 10）。发现在不同水合物饱和

度下获得的相对渗透率曲线的等渗点随着粒径的

增加而逐渐向左移动。这是因为颗粒直径的增加

减小了孔隙网络模型的流动空间。随着孔喉粒径

的逐渐增大，等渗点的水饱和度逐渐降低，导致等

渗点向左移动。
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图 10    不同原始粒径下的相对渗透率曲线
[107]

Fig.10    Relative permeability curves under different original
particle diameters[107]

 

3.5    润湿性对相对渗透率的影响

润湿性在影响流动特性方面起着重要作用[108]。

润湿性定义为一种流体在存在其他不混溶流体的

情况下黏附到固体表面的趋势[109]。倾向于黏附于

固体表面的流体被视为湿润相，倾向于不黏附于固体

表面的流体被称为非湿润相。含水合物多孔介质中

的水和气的流动行为以及相对渗透率高度依赖于润

湿性，因为润湿性是控制含水多孔介质中流体流动

和水和气分布的基本参数，润湿性影响水相和气相

的相对渗透率。WANG 等[110] 的研究讨论了在含

水合物多孔介质中，润湿性在气-水相对渗透率中的

作用（图 11）。他们在含有不同直径石英砂颗粒的

水合物多孔介质中，研究了不同均匀润湿性对相对

渗透率的影响。增加接触角会降低系统的润湿性，

会使水的相对渗透率升高，并使气相的相对渗透率

降低。也就是说，与湿润系统相比，非湿润系统中

水相的相对渗透率较高，气相的相对渗透率较低[108]。 

3.6    表面张力对相对渗透率的影响

WANG 等[111] 研究了水和甲烷气体之间的表

面张力变化时，含水合物多孔介质的渗透性能。甲

烷和水的相对渗透率曲线都表现出经典的滞后特

性。正如预期的那样，气体（非润湿相）具有更显著

的滞后效应，因为毛细管力是表面张力效应的体现，

并且气体（非润湿相）更强烈地受到孔隙尺度的毛

细管压力的阻碍[104]。由于多相干扰的影响，甲烷

和水的相对渗透率曲线图的曲率随着表面张力的

减小而减小。此外，表面张力对甲烷和水的相对渗

透率的影响在含有较大颗粒的水合物沉积物中更

为明显。随着含水饱和度的增加，水的相对渗透率

增加，而气体的相对渗透率随着表面张力的不同而

降低。同时，在相同含水饱和度下，平均孔喉半径

越小，气-水相对渗透率的变化越小。表面张力可能

导致饱和度较低的水和甲烷气体在孔隙中分离，无

法建立连续的流动路径。因此，表面张力值越高，

甲烷和水的相对渗透率越低（图 12）。 
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[110]

Fig.11    Gas-water phases relative permeability in
hydrate-bearing porous media of quartz sand under

different wettability conditions[110]
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Fig.12    Gas/water relative permeability under
different interfacial tensions[111]
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4    含水合物沉积物相对渗透率模型

近年来，不少学者通过考虑某个因素对相对渗

透率的影响，或根据一些前提假设条件，提出了新

的含天然气水合物介质的相对渗透率模型，将新模

型得到的预测结果与从现有模型和测试数据得到

的预测结果进行比较，得到了很好的验证。

SINGH 等[89] 提出了一种考虑毛细管作用的相

对渗透率模型（简称 MRPC），针对来自 MAHABADI
等[112] 的相对渗透率数据验证了 MRPC 模型，然后

将所提出的模型用于分析水合物形态和流体分布

对气-水相对渗透率的影响。根据不同水合物形态

对气-水相对渗透率的敏感性分析，发现气体相对渗

透率对水合物形态敏感，而水相对渗透率对孔隙空

间中水合物局部化的依赖性很小。SINGH 等[113]

基于 Purcell 方程[114]，提出了一种利用毛细管压力

数据推断岩石渗透率的方法，通过数值模拟预测阿

拉斯加北坡两个天然气水合物储层的气-水产出率，

并与使用 B-C 相对渗透率模型的结果进行比较，发

现花费的时间与 B-C 模型花费的时间相似，但储层

产能的结果不同。LEI 等[115] 考虑到水合物在含水

合物沉积物中均匀分布的假设，以及有效应力引起

的含水合物沉积物孔隙结构（如孔隙半径）的变化，

提出了一个应力相关的含水合物沉积物中气-水流

动的相对渗透率理论模型。通过将从导出模型得

到的预测结果与从现有模型和测试数据得到的预

测结果进行比较来进行模型验证发现，在相同饱和

度下，孔隙填充型水合物的水（或气）的相对渗透率

小于壁面涂层型水合物的。此外，壁面涂层型水合

物和孔隙填充型水合物的相对渗透率曲线（相对渗

透率与气体饱和度）的形态特征是不同的。LIU
等[116] 利用分形理论[117–119] 描述了含水合物沉积物

的孔隙结构，将孔隙中的水和气视为两束分形毛细

管，并考虑了孔隙特征和孔隙尺度水、气分布的物

理特性，推导了基于分形的模型来研究渗透率和相

对渗透率。所提出的模型表明，即使有效水饱和度

在水合物沉积物采气过程中保持不变，气体相对渗

透率也会增加，而水的相对渗透率会略微降低，因

为水合物分解增加了总孔径，降低了毛细作用，从

而使气体更容易迁移。SINGH 等[120] 提出了一种

新的含水合物沉积物相对渗透率模型，该模型没有

经验参数，并且使用稳态形式的 Navier-Stokes 方程

推导出含水合物多孔介质中的气-水流动，称这种相

对渗透率模型为非经验相对渗透率（NRP）模型。使

用 7 组不同的实验数据来验证该模型，然后分析不

同物理参数对含水合物沉积物相对渗透率的影响，

并通过使用实验或孔隙尺度模拟进行的类似研究

来验证结果。以上相对渗透率模型总结如表 1 所示。 

5    结论与展望

（1）含水合物沉积物相对渗透率实验测试的研

究较少，根据实验测得的相对渗透率数据有限，仅

根据部分研究总结讨论了含水合物沉积物相对渗

透率曲线受水合物的影响以及变化规律。

（2）含水合物沉积物相对渗透率数值模拟的研

究主要通过 X 光计算机断层扫描结合孔隙网络模

型的方法来进行相对渗透率的计算，获得相对渗透

率曲线。发现水合物生长行为和分布、颗粒尺寸、水

合物饱和度、润湿性、表面张力等因素对含水合物

沉积物气-水相对渗透率的影响是不同的。

（3）梳理多种相对渗透率模型，发现新近提出

的考虑毛细作用和孔径分布的含水合物介质相对

渗透率模型（RPHCP）在模拟含水合物沉积物中的

多相流以及解释水合物饱和度的变化方面具有优势。

针对目前含水合物沉积物气-水相对渗透率数

据较少的现状，通过室内实验来进行测定是极其困

难的。虽然已经有一些实验室测量方法来研究含

水合物沉积物气-水相对渗透率，但是这些方法之间

存在着很大的差异，目前还没有公认的实验方法和

测量结果。这种情况导致通过不同方法和装置获

得的数据的可靠性和可重复性差，妨碍了它们之间

的比较。因此，需要进行更多的研究来更新现有的

方法和仪器，以提出一种公认的实验室测量方法，

并最终形成国家标准。对于粗粒水合物沉积物，稳

态流动测试是要求最高、最有希望成为标准的方法。

该方法有望在渗透率测量期间避免水合物生成或

分解，并能够在可接受的测试时间内获得可靠的数

据。同时，对于粗粒水合物沉积物，应当继续改进

现有的非稳态流动测试，以确保更少的测试时间和

更高的测试精度，或提出新的测量方法，如瞬态压

力脉冲法。

针对两相渗透率难以准确测量这一挑战，需要

从两方面开展研究：第一，改进现有实验室设备，探

寻使水合物保持稳定的方法或特殊材料，以在测量

过程中保持水合物稳定，从而进行特定水合物饱和

度下气-水相对渗透率的测量；第二，开发新的技术
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和方法来监测样品孔隙中三相的动态饱和度。含

水合物沉积物中水合物的饱和度极易变化，可以开

发出精确监测含水合物沉积物中固、液、气三相变

化的装置或监测手段，在水合物饱和度变化过程中

实时测量渗透率。
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表 1    相对渗透率模型

Table 1    Relative permeability models
 

模型 模型形式 模型参数 描述 优缺点

SINGH 等[89]

kri =
µiqi,pm

AikpmβiS
ηi
i ∆P

kpm =
R2

8
φ (S h)

τ (φ,1−S h −S wr)

kri为气体或水的相对渗

透率，kpm是水合物饱

和度为Sh时沉积物的绝

对渗透率，βi与ηi为经

验参数

考虑毛管力对气水两

相渗流的影响, 引入了

4 个经验参数（气、水各

2个参数）

这4 个参数只需要根据任

一给定的水合物饱和度下

的实验参数拟合求取一次，

便可在其他水合物饱和度

下预测含水合物沉积物气-
水渗透率

SINGH等
[113]

krw (S w) =

r S w
0

dS w

P2
cr 1

0
dS w

P2
c

,

krg (S w) =

r 1
S w

dS w

P2
cr 1

0
dS w

P2
c

krw、krg、Sw、Pc分别是水

的相对渗透率、气体相

对渗透率、水的饱和度

和毛细管压力

基于Purcell方程，提出

的一种利用毛细管压

力数据推断岩石渗透

率的方法

可用于估算常规储层岩石

两相流中水的相对渗透率，

但不能用于存在多于两相

或水不是润湿相的其他流

动问题

LEI等[115] Krg =
(
KPF

rg

)λ(
KWC

rg

)1−λ

Krw =
(
KPF

rw

)λ(
KWC

rw

)1−λ

λ是所有水合物生长模

式中PF的比例，可通过

实验测试确定。参数λ
在0（即WC水合物）到

1（即PF水合物）的范围

内变化

假设水合物均匀分布

在多孔介质的圆柱形

孔隙中，有两种主要的

水合物生长模式，即PF
水合物、WC水合物以

及两者的组合。考虑了

有效应力引起的含水

合物沉积物孔隙结构

的变化

利用实验渗透率数据，可

以使用反演建模来估算孔

隙尺度参数和岩石岩性；

可作为确定含水合物沉积

物剩余水饱和度的替代

方法

LIU等
[116] kri =

D f i

D f p

3+Dtp −D f p

3+Dti −D f i

(
λmax,i

λmax,p

)3+Dtp ( L0

λmax,i

)Dtp−Dti 最大直径λmax、面积Df
和弯曲度Dt；Df和Dt是
分形维数

该模型将孔隙中的水

和气视为两束分形毛

细管，并考虑了孔隙特

征和孔隙尺度水、气分

布的物理特性

所提出的模型刻画了水和

气体的孔隙尺度分布，并

反映了水在石英砂岩表面

的亲水性

SINGH等
[120] [

(kri)PF

β2

]xPF
[

(kri)GC

β2

]1−xPF

（kri）eff =

β为孔隙形状校正系数，

（kri）PF和（kri）GC分别为

孔隙充填型和颗粒包

裹型水合物的相对渗

透率

综合考虑孔隙形状、平

均孔径、孔隙度、束缚

水饱和度、水合物饱和

度等岩石特性，气、水

饱和度和黏度等流体

特性以及水合物生长

模式

该模型可以进行相关物理

参数对相对渗透率的敏感

性分析以及使用反演建模

对岩石参数（如孔隙度、

孔隙大小和残余水饱和度）

进行估算

van GENUCHTEN[82]

krw =

(
S w −S rw

1−S rw

)0.5

1−
1−

(
S w −S rw

1−S rw

) 1
m


m

2

krg =

1− (
S w −S rw

S wmax −S rw

)0.5
1−

(
S w −S rw

S wmax −S rw

) 1
m


2m

Sw为含水饱和度，Srw为

束缚水饱和度，Srw为残

余水饱和度，Swmax为气

体相对渗透率开始出

现时的含水饱和度，m
为孔隙分布指数 最初用于非饱和土壤中的气-水相对渗透率计算

BROOKS和COREY[69]
krw =

(
S w −S rw

1−S rw

)nw

krg =

(
S g−S rg
1−S rw

)ng

Sw为含水饱和度，Srw为

束缚水饱和度，Srg是残

余气饱和度，nw和ng分

别是水和气渗透率的

拟合参数
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Research advances in gas-water relative permeability of
hydrate-bearing sediments

WANG Zihao1,2,3, WAN Yizhao2,3*, LIU Lele2,3, BU Qingtao2,3,
WANG Zhuangzhuang2, MAO Peixiao2, HU Gaowei1,2,3*

（1 Chinese Academy of Geological Sciences, Beijing 100037, China；2 Key Laboratory of Gas Hydrate of Ministry of Natural Resources, Qingdao Insti-

tute of Marine Geology, China Geological Survey, Qingdao 266071, China；3 Laboratory for Marine Mineral Resources, Pilot National Laboratory for

Marine Science and Technology (Qingdao), Qingdao 266071, China）

Abstract:  Gas-water relative permeability is a key parameter in the trial production of natural gas hydrate. Meas-
urement and evaluation  of  the  parameter  of  the  hydrate  reservoir  is  essential  for  enhancing gas  production  effi-
ciency and realizing the industrialization of natural gas hydrate production. This paper provides a review on the re-
search progress in the relative permeability of hydrate-bearing sediments. It is summarized from three aspects, i.e.
experimental  measurement,  numerical  simulation,  and  model  establishment.  It  is  found  that  the  unsteady-state
method is widely employed in the permeability measurements for hydrate-bearing sediment. The relative permeab-
ility curve suggests that higher hydrate saturation will cause lower water relative permeability at a given water sat-
uration,  but  the variation of gas relative permeability is  complicated;  the pore-structure of the sediment changes
along with the hydrate saturation, which further results in the changes of gas-water relative permeability. Numeric-
al simulation mostly calculates relative permeability with a pore network model or a water retention curve to ex-
plore hydrate growth habits and pore-filling characteristics and the effect of various factors such as particle size,
hydrate  saturation,  wettability,  and  interface  tension  and  their  influence  on  gas-water  relative  permeability.  A
newly developed relative permeability model for hydrate-bearing media considering the influences of the capillar-
ity and pore-size distribution (referred to as RPHCP) is introduced in this work, which shows obvious advantages
in simulating the multi-phase flow of hydrate-bearing sediments and explaining the changes of hydrate saturation
compared to other models. RPHCP model is recommended to overcome the defect of the high cost of computa-
tion of RPHCP model to achieve precise modeling of multiphase flow in hydrate-bearing sediments.
Key words:  hydrate-bearing sediments; relative permeability; experimental measurement; numerical simulation
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