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1  绪论 

页岩气作为非常规天然气的重要组成部分，通常以游离态、吸附态和溶解态聚集在富

含有机质的暗色泥页岩或高碳泥页岩中[1, 2]。由于其极低的渗透率，通常认为不能形成有效

的储层，也不适合作为油气勘探开发的对象。然而随着常规能源的紧缺及环境问题的恶化，

页岩气作为一种环境友好型能源，以其巨大的储量和不断增长的产量成为世界能源结构的重

要组成部分[3‐5]。 

虽然“页岩气革命”使美国成功摆脱对他国能源的严重依赖，我国目前的页岩气勘探

开发也取得了突破性成果，但是随着页岩气开发的不断推进，仍存在三大问题困扰着科学工

作者和现场工程师：（1）在现场观测中，页岩气在产量上往往呈现出不确定性[6]。这些产量

上的不确定性，给页岩气产量预测带来困难。例如在某些区块，页岩气的产气率在一年以后

降到初始产气率的10% [7]，如图1所示。如在Bakken  区块，产气率在三年内由初始产气率的 

69%下降到  29%[8]。支撑页岩气区块持续增产的技术尚不明朗；（2）页岩气开发过程中的

渗透率演化规律尚未摸清。渗透率作为表征流体流过多孔隙介质能力大小的参数，其大小及

演化规律对于页岩气的可持续开采起着关键的作用，其渗透率演化规律呈现不确定性，如图

2所示。 
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图1  产气率迅速下降 
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图  2  渗透率演化图 

本文主要开展以下几个方面的研究:   

（1）建立以有效应变为基础的渗透率模型：建立以物质传递和应力传递为基础的页岩

渗透率模型，基于实验测试数据，实现对页岩储层全过程渗透率演化过程的再现； 

（2）多尺度，多时度和多物理场耦合模型的建立：传统的气体渗流理论一般假设页岩

绝对渗透率（Intrinsic Permeability）为常数，或以气体孔隙压力为基础的渗透率演化模

型，使页岩气开采模拟分析存在很大不足。研究表明有效应变是页岩渗透率最重要的影响

机制之一。本研究在裂隙化多孔介质气固耦合理论基础上，充分考虑页岩孔隙的复杂孔隙

结构特征（从有机质中的纳米级粒内孔隙到微米级粒间孔隙再到毫米级裂缝孔隙）和裂隙

分布特征，建立新的基于有效应变的裂隙化页岩渗透率演化机制，并用实验结果和现场观

察数据进行验证； 

2  裂隙/孔隙与基质之间相互作用模型 

页岩基质是一个典型的多孔介质模型，包含纳米孔，干酪根和其他矿物质。气体在其

中的储存状态包括（1）纳米孔中的自由气，（2）吸附在纳米孔表面的吸附气和（3）溶解在

干酪根里面的溶解气[1, 2]。可以用一个代表性单元表示页岩孔隙结构和气体储存状态的各

向异性，如图  3 所示。对于页岩气产气而言，气体在流出过程中遵循渐次性流动顺序：先是

纳米孔中的自由气，然后是在纳米孔表面的吸附气，最后是干酪根内的溶解气。气体压力的

衰减次序也大体遵从这一顺序。基质中的气体压力的重新分布导致纳米孔与基质之间发生物

质交换和应力交换，伴随着这一过程基质变形从局部变形转变到整体变形。物质传输和应力

传递是如何影响到气体分布状态和气体的传输能力的主要是取决于外部的边界条件。在这一

章中，我们考虑两类特殊的边界条件：常体积边界条件和常应力边界条件。在常体积的条件

下，我们假设页岩基质在整个气体流动过程中体积保持不变；在常应力条件下，我们假设施

加在页岩外部的应力在整个气体流动过程中保持不变。 



 

图 3 页岩储层中气体储存状态图 

2.1 数学模型 

2.1.1 变形控制方程 

考虑到气体压力和吸附应力的影响，Navier形式的连续变形控制方程可以变为[9, 10]：   
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其中u  代表了位移，p  代表了气体压力差，εs  代表了吸附应变, α是比奥系数，K  是体

积模量，G  是剪切模量，下指标np和ke分别代表了纳米孔系统和干酪根系统。等式的右边代

表了由气体压力和气体吸附所带来的的体力项。同时在本文中也考虑了基质膨胀引起的各向

异性行为，假设杨氏模量沿径向方向从纳米孔表面开始增加，到干酪根长度的一半位置达到

最大值然后保持不变。杨氏模量在纳米孔表面和干酪根一半长度的值分别为βE  和E  ，其中

β为杨氏模量软化系数[11, 12]。   

通过朗格缪尔吸附方程得到吸附应变: 
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                                          (2) 

其中εL  是朗格缪尔应变常数，PL是朗格缪尔压力常数，psur  是纳米孔孔壁上的压力。气

体分子吸附在纳米孔表面产生一层致密、流体状态的吸附层而且根据朗格缪尔吸附理论吸附

层厚度等于单个分子直径。除了吸附层之外，存在一层过渡层其厚度大约是吸附分子直径的

2倍[13]。因此受吸附影响区域的厚度大约为2nm。 

2.1.2 纳米孔中的流动    

气体在纳米孔中的流动可以通过达西方程进行描述，其质量守恒方程为：   

                                            (3) 

其中mnp  代表了纳米孔中的气体质量，unp  代表了纳米孔的气体流速，可以通过达西方

程进行计算: 

                                                    (4) 

其中pnp 代表了纳米孔中的气体压力，knp  是纳米孔中的渗透率。ρnp  是纳米孔中气体密

度大小： 
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                                                              (5) 

其中pga  是标准的气体大气压，ρga  是标准大气压条件下的气体密度。在纳米孔中只存

在自由气： 

                                              (6) 

其中φnp是纳米孔中的孔隙率。因此纳米孔中的气体流动方程可以写作： 

                          (7) 

2.1.3 纳米孔表面的气体吸附  

在本项工作中，如果考虑真实气体效应，纳米孔表面的吸附气体浓度(Cad)可以写为： 

                                          (8) 

其中Cad是在纳米孔表面压力psur  条件下的气体浓度，Z是真实气体偏差因子。 

2.1.4 干酪根中的扩散  

当浓度梯度形成之后，干酪根中的溶解气开始扩散，扩散方程可以写为： 
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其中Cke  是溶解气的浓度，Dke  是干酪根中的扩散系数。在本文中，采用Henry定理描述

气体压力和气体浓度之间的关系[14‐16]:   

ke ke keC H p                                                 (10) 

其中Hdis是Henry常数，pke是干酪根中的溶解气的气体压力。   

2.1.5 纳米孔渗透率方程  

纳米孔渗透率方程可以定义为：   

                                              (11) 

其中 τ 是纳米孔曲率。纳米孔渗透率的动态演化可以表示为： 

                                                          (12) 

其中△rnp  表示了孔径的变化，与局部应变和全局应变之间的转化有关。 

2.2	数值模型	 	

在下面的章节中，以上面建立的数学模型为基础建立数值模型，并通过COMSOL 
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Multiphysics（5.2a）进行求解，用以研究两种特殊边界条件（体积边界条件和常应力边界条

件）下的纳米孔径变化规律和渗透率演化规律。 

2.2.1 数值模型的建立  

 

图 4 数值模型示意图 

在数值模型中，我们假设纳米孔以圆柱形镶嵌在页岩基质中并且将干酪根基质一分为

二，如图4所示。这一假设也被其他学者所采用的[15, 17]。并且轴向长度要远远大于径向长

度，因此采用二维平面应变模型，如图5所示。我们研究了吸附性气体（CO2）和非吸附性气

体（He）的注入过程中纳米孔孔径和渗透率演化规律，注入压力施加在纳米孔的中心处。材

料属性如表  1所示。   

 

 

  (a)                                                                    (b) 

图 5 数值模型示意图  

表 1 数值模型材料参数 

符号    意义    值  单位 

rnp  纳米孔半径    10  nm 

dk  干酪根长度    500  nm 

μ  黏度系数    1.84×10‐5  Pa·s 

ρsh  页岩密度    2600  kg/m3 

ρga  在标准大气压气体的密度  1.43(CO2),0.18(He)  kg/m3 

Dke  干酪根中的扩散系数  2.5×10‐12  m2/s 

εL  朗格缪尔应变常数    0.02(CO2),0(He)   

VL  朗格缪尔吸附常数  0.03(CO2),0(He)  m3/kg 



PL    朗格缪尔压力常数  5  MPa 

Z  真实气体因子  0.98   

Hdis  亨利常数  7.45×10‐7  kg/(Pa·m3) 

 

对于 Navier  形式的力学方程，常体积条件下的边界条件为： 

 n u 0                                                                      (13) 

如图  5（a）所示，常应变条件下的边界条件为   

 n σ P                                                                   (14) 

如图  5（b）所示。其中 u  代表了位移，σ 表示应力，n  表示边界的法线方向。对于气体流

动模型，纳米孔和吸附层之间的边界条件为：   
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                                                    (15) 

对于吸附层和干酪根基质的边界条件为： 

ad keC C                                                             (16) 

2.3 渗透率演化规律 

2.3.1 常体积条件下渗透率演化规律  
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（a）                                       （b） 

图 6 非吸附性气体（He）在常体积条件下（a）渗透率和（b）纳米孔孔径演化规律 

图 6 描绘了常体积条件下非吸附性气体（He）的纳米孔孔径和渗透率演化规律。渗透

率和纳米孔孔径的变化主要是归结于气体注入引起的气体压力和应力的重新分布。气体的渗

透率和纳米孔孔径演化均经历两个阶段：渗透率增长阶段和渗透率下降阶段。（1）渗透率增

长阶段。气体注入后纳米孔由于其较高的渗透率气体压力迅速上升，干酪根基质中的气体压

力保持不变。在这种条件下渗透率和纳米孔孔径由于两者之间的压力差而变大；（2）渗透率

下降阶段。当气体分子吸附到纳米孔壁和扩散到干酪根基质中时，渗透率下降。在这一阶段

干酪根基质由于吸附应变和增大的气体压力而发生膨胀，从而导致渗透率下降。 

2.3.2 常应力条件下渗透率演化规律  

（1）常应力条件下渗透率演化一般规律   
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(a)                                                              (b) 

图 7 非吸附性气体（He）在常应力条件下（a）渗透率和（b）纳米孔孔径演化规律 

图 7 表示了常应力条件下非吸附性气体（He）纳米孔孔径变化规律和渗透率演化规律。

在常应力条件下纳米孔孔径变化和渗透率演化经过三个阶段：（1）渗透率增长阶段。在这一

阶段，渗透率和纳米孔孔径由于纳米孔中增大的气体压力而变大。由于纳米孔自身较高的渗

透率这一过程是一个瞬态过程，与常体积条件类似，这一行为也为局部行为；（2）渗透率降

低阶段。在这一阶段气体分子吸附到到纳米孔孔壁并且扩散到干酪根中引起干酪根局部膨

胀，造成了渗透率下降。因为气体分子仍然集中在纳米孔与干酪根接触的局部地区，这一过

程也是由局部应变控制；（3）渗透率回弹阶段。气体进一步在干酪根基质中扩散直到充满整

个区域，达到新的平衡，在这一过程中渗透率和纳米孔孔径由于整体膨胀而变大。 

2.4 模型验证 

2.4.1 实验观测结果  

Guo [18]采用一个简单的三轴装置对页岩样品的渗透率进行测试，在实验中采用一个三

轴夹持器对页岩样品进行包裹，并施加指定的有效应力。渗透率采用瞬态法[19, 20]进行计

算。页岩样品为圆柱状，半径为 2.5cm，长度为 5cm，样品取自美国宾夕法尼亚州 Green River 

盆地。实验过程中，施加在样品上的围压和轴压均为 7MPa 并保持不变，气体孔隙压力从

1MPa 逐渐增加到 5MPa。选用吸附性气体（CO2）和非吸附性气体（He）这两种气体研究局

部应变与全局应变之间的相互转换，以及这种转换对于渗透率的影响。实验结果如图 8 所

示。   

2.4.2 模型验证  

在验证模型中，我们做出以下假设：（1）实验所选用的页岩样品由多个纳米孔‐干酪根

单元组成；（2）我们可以找到一个代表性单元表征整个样品的渗透率演化规律；（3）样品的

边界条件对于代表性单元有同样作用。因此仿真模型与图  5（b）中的模型一致。外部边界

条件为 7 MPa，气体注入压力从 1MPa增加到 5MPa。气体参数如所示。   

表 2 验证模型的参数 

符号    意义    数值  单位 

rnp  纳米孔半径    2  nm 

dk  干酪根长度    500  nm 

εL  朗格缪尔吸附应变常数    0.05(CO2), 0(He)   

VL  朗格缪尔体积常数  0.03(CO2), 0(He)  m3/kg 

PL    朗格缪尔压力常数  5  MPa 

 

页岩渗透率模型可以分为 3 类：以气体滑移为基础的视在渗透率模型，以有效应力为



基础的孔弹性力学模型和两者结合的混合模型。在本文中，分别计算了 Beskok 和

Karniadakis[21]工作中的视在渗透率模型，Robertson[22]工作中孔弹性模型和他们的混合模型

用做比较。比较结果如图 8 所示。   
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(a)                                                            (b) 

图 8 不同模型与实验结果对比图（a）氦气和（b）二氧化碳 

从图  8 中可以看出，视在渗透率模型定义了气体注入过程中渗透率规律的下限，孔弹

性模型定义了渗透率演化的上限，混合法可以很好的拟合平衡值，但是演化过程并不能很好

的拟合。但是我们的模型可以得到一个很好的模型。 

3.页岩气流动全耦合模型 

3.1 数学模型 

3.1.1 力学变形方程 

与双重孔隙介质力学控制方程[9, 23]类似，考虑气体的孔隙压力和吸附应变及页岩储层

的非均质性，页岩储层的变形控制方程为： 

, , , , , , ,( ) ( )
1 2i kk k ki i in in i or or i ke ke i s i or s i ke

G
Gu u f p p p K p K p

v
          


（17） 

其中  u  代表了位移，  p  是孔隙压力，εs  是吸附应变, α  为比奥系数, K  是体积模量，

G  为剪切模量，下标in，or和ke分别代表了无机质系统、有机质系统和干酪根，下标i  和  k 

分别代表了变量的三个方向的分量，其中  , 1, 2,3i k  ,  下标  kk是爱因斯坦求和约定，下标

逗号代表了对变量的求导。 

采用朗格缪尔吸附方程可以得到吸附应变曲线: 

L
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                                              （18） 

其中 εL  为朗格缪尔应变常数，PL是朗格缪尔压力常数。 

3.1.2 无机质中的气体流动  

如上所述，无机质系统里面的气体流动状态可以用粘性流描述，在本文中修正因子

4
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1
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被选用。 

质量守恒定律为：   
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                                          （19） 

其中Jin表示无机质系统里面气体质量通量，  Qs  表示质量源汇项，  Qin‐or  代表无机质系统和

有机质系统之间的质量交换。无机质系统中只存在自由气： 

in in inm                                                   （20） 

其中φin  为无机质系统的孔隙率，  ρin  是无机质系统中的气体密度。Jin  代表了质量通量，

用修正的达西定律形式表达：   

apin
in in in

k
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                                                     （21） 

其中 kapin  是无机质系统中视在渗透率：   
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                                            （22） 

3.1.3 有机质中的气体流动  

对于有机质孔质量守恒方程为：   
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                                            （23） 

有机质孔中气体的质量mor包括孔中自由气和孔壁上的吸附气同时还包括干酪根提供

的气源供给： 

Lor or
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                      （24） 

其中φor  是有机质孔的孔隙率，φk  是干酪根的比重, PLor  是有机质孔中的朗格缪尔压力常

数，VLor  是有机质孔中的朗格缪尔体积常数，ρga  是标准状态下的气体压力，  ρors  是有机质

孔表面的密度，  ρor  是有机质孔内的气体密度，  ρk  是干酪根基质密度。   

有机质孔中总的质量通量由两部分组成，一部分是粘性流，另一部分是表面扩散：   

or orslip orsurJ J J                                        （25） 

其中第一项代表的是粘性流所带来的质量通量，而第二项所代表的是表面扩散所带来的质量

通量。粘性流的质量通量可以通过修正的达西定律的方式描述： 
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                      （26） 

表面扩散的质量通量可以表示为： 

orsur or orJ D C                                      （3.11） 

其中 Dor  代表了有机质系统中表面扩散系数，Cor  是有机质孔内部的气体浓度。 

朗格缪尔吸附方程用来描述有机质孔中气体浓度： 
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总的气体质量通量也可以写为视在渗透率的形式: 
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其中 kapor  是有机质孔的视在渗透率，可以写为   
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3.1.4 质量交换  

气体之间的质量交换主要取决于两套系统之间的气体含量的差异，交换率的大小主要

取决于流动性能较差的系统。有机质孔和无机质孔之间的气体质量交换以自由气的形式进

行，主要和两者之间的气体压力差有关: 
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                             （30） 

其中σor  是有机质系统形状因子。 

干酪根和有机质孔之间的质量交换项(φkρgaρkmk )主要是取决于干酪根中的扩散过程： 

1
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其中me(pwall)是在表面压力pwall时气体平衡状态的气体浓度。在方程中，干酪根中的扩散时间

可以写为：   

1

ke keD



                                       （32） 

其中 Dke(m2/s)  是干酪根中的扩散系数，  αke  是干酪根系统中的形状因子。 

在本文中，假设系统处于拟稳态状态，交界处的气体压力pwall  与有机质孔的气体压力

por  相等。因此在平衡状态的吸附气质量me(pwall)可以用朗格缪尔吸附方程表达为：   
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根据上面的表述，控制各个组分气体流动的方程最终为： 

3.1.5 无机质系统中的固有渗透率 

根据我们之前的研究[24]，无机质孔中的渗透率的演化规律与有效应变有关： 
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                                     （4） 

其中φin是无机质基质系统的孔隙率。下标，0，代表了变量的初始值，εine  代表了无机质系

统的有效应变。有效应变是无机质系统的全局应变和局部应变之和: 

ine ing inl                                           （35） 

其中εing  代表了无机质系统的全局应变，  εinl  代表了无机质系统的局部应变。无机质系统的

全局应变是页岩储层的整体应变和有机质系统由气体压力、气体吸附引起的压缩应变的叠

加：   
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其中 Kinm 是无机质系统的体积模量。等式右边的第一项代表了页岩储层的全局应变，第二项

代表了有机质系统施加的压缩应变，第三项和第四项代表了有机质孔和干酪根基质气体吸附

带来的压缩应变。无机质系统的局部应变是气体压力给其的压缩应变: 
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其中 Kins是无机质系统的体积模量。孔隙率和渗透率之间的关系可以通过立方定律进行描述： 
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3.1.6 有机质系统固有渗透率  

同样的，有机质系统的孔隙率也与有效应变有关：   
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其中εore代表了有机质系统的有效应变，同样有效应变△εore  包括有机质系统的全局应变和

局部应变:   

ore org orl                                         （40） 

其中第一项代表了有机质孔的全局应变，第二项代表了有机质孔的局部应变。有机质系统的

全局应变包括页岩储层的全局应变和无机质系统、干酪根施加的压缩应变：   
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其中Kkem 是干酪根系统的体积模量。等式右边的第一项代表了页岩储层的全局应变，第二项

和第三项代表了有机质系统和干酪根基质施加的压缩应变，第四项代表了干酪根基质的吸附

影响。 

有机质系统的局部应变之包含自身的吸附应变，因此有：   

2 ( ( ))orl or or s orf p                                （42） 
同样，采用立方定律描述有机质孔渗透率和孔隙率之间的关系： 
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如上所述，吸附应力发生在有机质系统并且传递到无机质系统中。因此，干酪根引起

的吸附应变在压缩有机质孔的同时也会压缩无机质孔[25]。在这里我们引入应变分配系数γke, 

其取值的大小取决于两个系统的模量和外部边界条件。因此，对于fke2or(△εs(pk)),  我们可以得

到: 
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对于fke2in(△εs(pk)),  我们有: 
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同样的，无机质和有机质内部的孔也受有机质孔吸附应变影响，在这里引入γor。在本

文中，for2or(△εs(por))写作： 
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for2in(△εs(por))  写作: 
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γor  和  γke  有以下属性：(a)  如果无机质系统的模量趋近于无穷大，γ趋近于0；  (b)  如

果两个系统的模量相等，γ=1/2。通常情况下，无机质系统的模量要大于有机质系统的模量，

所以我们能得到  0<γ<1/2。 

最终得到的，无机质和有机质系统的固有渗透率的表达式为： 
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3.2 现场生产数据分析  

3.2.1 现场生产数据背景 

在本文我们选用文献[26‐29]中两组分别从北美Barnett盆地和Marcellus盆地采集的生产

数据用来进行历史拟合，验证我们的模型对于工业尺度产气分析的适用性。首先简单介绍一

下，两块页岩生产区块的基本情况。Barnett页岩生产区块是Fort Worth  盆地古生代含油气系

统主要的页岩储层，并且在近几年成为美国最为盈利的页岩生产区块之一[30]。我们选用的

生产井314是一个多分支水平压裂井。每一个压裂段有一个独立的射孔井段，生产井采用定

压的模式进行生产。裂隙间距和水力裂隙半宽分别为30.5m和47.2m，裂隙的数量为28。有超

过1600天的生产数据被用于进行历史拟合。生产井314产气率在初始时刻为  2.1×105 m3/day，

经过4年半的衰减只有1.6×104 m3/day。 

Marcellus  页岩区块是在Appalachian  盆地省发现的中泥盆纪时代黑色沉积岩，本身的

渗透率极低，在0.1和0.00001毫达西之间[31]。Marcellus  页岩区块包含两层富含有机质含量

的页岩层。我们所选取的生产井位于靠下的页岩层。采用滑溜水进行7级压裂，每一级压裂

段包含有4条裂隙，因此共有28条裂隙。井底压力采用Yeager和Meyer[32]工作中的方法进行

计算。大约有250天的生产数据用来进行历史拟合，250天后的产气率只有初始产气率的25%。 

3.2.2 历史拟合模型建立  

在这一章节中，利用COMSOL Multiphysics这一数值模拟软件对上面所建立的偏微分方

程进行求解并用来进行历史拟合。在我们的模型中，将两条水平裂隙之间的基质块作为基本

的产气单位，多水平分支井的产气量是由多个基质块共同贡献的，每个基质块对于产气量贡

献是均一的。考虑到基质块的对称性，只建立了1/2的对称几何模型。模型的简化过程如图 

9所示。模型的高度是水力裂隙高度的一半，模型的宽度为水力裂隙间距的一半。对于力学

控制模型，采用单轴应变模型假设：不变的地层压力施加在模型的上端，其余的边界为辊支

撑边界。对于气体流动模型，气体抽采压力仅施加在基质块的右侧，用以模拟抽采压力，其

他边界为无流动边界。对于有机质孔和干酪根系统，边界均为无流动边界因为它们不直接和

水力裂隙进行物质交换。两个储层模拟参数从文献[26‐29]中获得，如表  3  和表  4所示。 

 

图 9 现场生产拟合模型：紫色代表了水平井，蓝色代表了水力裂隙 

表 3 Barnett 区块模拟参数 

Parameter  Value  Parameter  Value 

Gas density (kg/m3)  0.714 Bottom hole pressure(MPa)  3.45 

Reservoir temperature(°C) 
65.6  Gas viscosity(Pa·s) 

2.01×10‐

5 

P over



Langmuir pressure constant (MPa)  4.48  Initial organic permeability(m2)  1.5×10‐22

Young's modulus of Shale(GPa)  40  Initial organic porosity  0.04 

Initial reservoir pressure (MPa)  20.3  Kerogen ratio  0.3 

Initial inorganic permeability (m2) 
1.5×10‐

19 
Kerogen diffusion time(s)  1×109 

Inorganic matrix porosity  0.06  Poisson’s ratio  0.2 

Fracture space(m)  30.5  Fracture half‐length(m)  47.2 

表 4 Marcellus 区块模拟参数 

Parameter  Value Parameter  Value 

Gas density(kg/m3)  0.714 Bottom hole pressure(MPa)  3.69 

Reservoir temperature(°C)  76.1 Gas viscosity(Pa·s)  2.01×10‐5

Langmuir pressure constant(MPa)  3.45 Initial organic permeability(m2)  2×10‐20

Young's modulus of Shale(GPa)  50  Initial organic porosity  0.045 

Initial reservoir pressure(MPa)  34.6 Kerogen diffusion time(s)  1×107 

Initial inorganic permeability (m2)  5×10‐20  Kerogen ratio  0.3 

Inorganic matrix porosity  0.046 Poisson’s ratio  0.2 

Fracture space(m)  15.2 Fracture half‐length(m)  121.9 

图  10（a）和（b）分别表示采用数值模型计算的产气率、产气量与实际生产数据的对

比。对比两个生产算例，我们可以发现模型计算的初始产气率均大于实际生产区块的产气率。

这可能是我们在计算时忽略了回流水造成的[28]。对于Barnett页岩生产区块，通过模型计算出

来的总的产气量要小于实际生产的产气量，如图  3.10（a）所示。对于Marcellus  页岩生产区

块，模型计算的产气率和总产气量与现场数据吻合很好，如图  3.10（b）所示。 
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（a）                                                 （b） 

图 10 现场生产数据与模拟数据的对比（a）Barnett 生产区块；（b）Marcellus 生产区块 

3.3 参数分析 

依据上面经过现场产气数据验证的数值模型，用以进行一系列的参数参数敏感性测试。

模型的参数如表  5所示。固体力学变形模型和气体流动模型的边界条件保持不变。此外，页

岩抽采过程中的井底压力选取与时间有关函数[28]。在模型中我们假定气体为无机质的孔中

的自由气，有机质孔中的自由气和吸附气，和干酪根中的吸附气。在计算模型中，这4种气

体的组分分别为15%, 15%, 5%  和  65%。   

表 5 基本模型参数表 

Parameter  Value Parameter  Value



Gas density(kg/m3)  0.714 Organic Pores intrinsic permeability(m2)  1.25×10‐21

Dynamic viscosity(Pas)  2×10‐5  Kerogen ratio  0.25

Langmuir pressure constant(MPa)  10  Diffusion time in kerogen (s)  2.5×109

Langmuir volume constant(m3/kg )  0.0022  Atmosphere pressure(MPa)   0.1 

Temperature(°C)  50  Initial pressure(MPa）  40 

Shale gas molecule diameter (nm)  0.38 Biot coefficient of kerogen  0.4 

Inorganic system intrinsic permeability(m2)  1.5×10‐19  Biot coefficient of pores in organic matter 0.4 

Radius of inorganic pores(nm)  100  Young's modulus of shale(GPa)  20 

Langmuir strain constant  0.024 Poisson's ratio of shale  0.2 

Shale density(kg/m3)  2500 Biot coefficient of inorganic system  0.4 

 

3.3.1 气体初始分布的影响   

在这小节中，我们将会改变无机质系统中的气体含量βin和有机质系统中的气体含量βor  ，

研究气体初始分布对于气体采收率的影响。很明显这两者之间的和为1, βin+βor=1。  如图  11

所示，气体采收率与无机质系统中初始气体的含量基本呈线性关系。当无机质系统中的气体

比重为5%时，页岩储层在30年后的采收率只有35%，而当无机质系统中的气体比重从5%增加

到75%时，气体采收率增长到75%。图  11（b）同样也表示了气体采收率与初始气体在无机

质系统中的含量基本呈线性关系。图  12表示了气体的产气率与无机质中气体的含量的关系。

从图中可以观察到，当大量气体储存在无机质系统中时，气体产气率的下降趋势较为平缓。

相反的当更多的气体储存在有机质系统中时气体产气率迅速下降。 
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图 11（a）不同气体含量下气体采收率的变化（b）不同气体含量对于采收率的影响 
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图 12 不同气体含量对于气体产气率的影响 

3.3.2 渗透率演化规律 

在这一小节中，我们将研究在页岩产气过程中双基质系统固有渗透率和视在渗透率的

变化规律。图  13（a）和（b）表示了有机质系统和无机质系统在产气过程中固有渗透率，

视在渗透率和修正系数随着时间的变化关系。对于无机质系统而言，可以很容易的观察到渗

透率演化经历了4个阶段：下降阶段，上升阶段，恢复阶段和稳定阶段。对于有机质系统，

同样也可以观察到4个阶段。无机质系统和有机质系统渗透率演化均呈现4个阶段，这是由于

各个物理过程之间的相互作用造成的。   

我们以无机质系统为例，分析在产气阶段渗透率演化经历4个阶段的原因。在进行采气

之前，页岩储层处于平衡阶段。当抽采开始后，发生一系列的物理过程。储存在微裂隙或无

机质孔中的气体由于其较高的渗透率首先流出。这一过程直接导致了无机质系统中的气体压

力下降，在无机质系统和有机质系统之间出现了压力差。在这种条件下，裂隙受到压缩，导

致了渗透率的下降。这就是渗透率在初始阶段下降的原因；由于有机质系统和无机质系统之

间的压差，气体从有机质系统流入到无机质系统中。在这一过程中，有机质系统收缩，无机

质系统膨胀，因此我们观察到了渗透率演化的第二个阶段，上升阶段；当有机质系统内的气

体进一步的扩散到无机质系统中，气体压力进一步的减小，直到有机质系统和无机质系统重

新达到平衡状态。因为这发生在整个无机质系统中，整个系统进行收缩，同时包括微裂隙，

渗透率下降。这就是我们看到渗透率演化的第三个阶段和第四个阶段的原因。 
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  (a)                                                                        (b) 

图 13 固有渗透率、视在渗透率和修正系数变化关系：（a）无机质系统（b）有机质系统 

3.3.3 页岩变形的影响 

在这一小节中，我们将要改变无机质系统的杨氏模量用以研究页岩的变形对于固有渗

透率演化规律的影响。我们将杨氏模量从 5GPa  增加到 1000GPa。较低的杨氏模量代表了无

机质系统可以进行弹性变形，较高的杨氏模量代表可以把无机质系统看作是刚体，不发生变

形。无机质系统和有机质系统固有渗透率的随时间的演化规律如图  14（a）和（b）所示。

当无机质系统是刚体时（Ein=1000GPa），无机质系统保持不变，不产生变形，然而有机质系

统变形最大，渗透率改变最大。当无机质系统可以变形时（Ein=5GPa），两个系统的渗透率都

下降，遵循有效应力原理。 
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(a)                                                                        (b) 

图 14 固有渗透率演化规律（a）无机质系统（b）有机质系统 

4.  结论   

在本文中，我们定义非常规储层固有渗透率的演化是裂隙和基质之间物质传输和应力

传递的结果，并建立了离散体模型研究孔隙变形与流体流动之间的耦合作用。通过模型，得

到以下主要结论： 

(a)非常规储层基质渗透率在解吸或者注气的早期阶段主要是由裂隙系统决定的，演化

规律是由裂隙和基质之间的相互作用决定的。由于裂隙系统和基质系统之间传输能力的巨大

差异，两者之间存在物质传输和应力传递，并在渗透率演化过程中起着大的作用；对于室内

实验而言，我们保持裂隙系统有效应力不变，在裂隙系统和基质系统之间存在物质传输和应

力传递，基质系统有可能永远达不到平衡。因此主要是基质系统内的有效应力决定着渗透率

的演化。 

（b）我们的结果显示，非常规储层的基质不能假设为不可渗透的，并在岩渗透率的演

化过程中起着决定性的作用。如果基质的体积趋近于无穷大并且扩散系数很小，基质系统内

的有效应力永远达不到平衡。在这种条件下，页岩的渗透率也不会达到平衡，基质的局部应

变在渗透率演化过程中起着决定性的作用。 

以此为基础，我们建立双基质双重孔隙介质模型（连续介质模型）研究页岩基质变形

与流体流动之间的耦合关系。我们假设页岩基质由有机质系统和无机质系统两套基质系统所

构成，两套系统之间通过物质传输和应力传递相联系。通过连续介质模型分析页岩气现场产

气规律，可以得到以下主要结论： 

（a）页岩基质渗透率的演化是由有机质系统和无机质系统之间的相互作用所决定的，

其影响程度的大小主要受两套系统之间的传导性能和力学性能的差异影响。如果两套系统之

间传导性能和力学性能差异较大，两套基质系统之间的相互作用对渗透率的演化起着重大作

用而外部边界所起作用较小；如果两套系统之间的差异较小，外部边界对渗透率的演化起着

重大作用而内部边界作用较小； 

（b）同样的，页岩储层的产气规律也是由两套系统之间的内部相互作用所决定的，如

果两套系统之间的差异较大，两套基质系统之间的相互作用对页岩储层产气规律起着重大作

用而外部边界作用较小；早期的产气特征主要是无机质内的孔隙网络所决定的，后期的产气

特征主要受干酪根基质的扩散性能所决定；   
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