[bookmark: _Hlk90218406]修改说明
已参照期刊要求对格式进行了修改。
本文首先文分别对油水信号进行标定，由于油-水相对渗透率曲线测量的是出口端的油、水含量，所以结合T2谱，D/T2二维谱来测量出口端采出液的油、水含量以及岩心饱和水时的孔隙体积、岩心的束缚水饱和度和残余油饱和度，以某一弛豫时间点作为油、水信号分界线来计算油、水含量，实验结果较为准确。
已对公式（3）进行了修改。
已对“J.B.N”方法添加了参考文献。
本文是测量稠油-水相对渗透率曲线，而油-水相对渗透率曲线测量的是出口端的油、水含量，并不是岩心中的油、水含量，所以对出口端的产出液进行T2谱测定就得到图3。这里的T2弛豫时间的物理意义指的是：出口端采出液的油水的磁化强度矢量的横向分量按指数规律衰减到零,其时间常数T2定义为横向弛豫时间，即图3中的横坐标-T2弛豫时间。
已将图4进行删除。
[bookmark: _Hlk95849795]岩心的孔隙度是通过T2谱测量出来岩心的孔隙体积后再除以岩心的表观体积得到的，即147.18cm3（孔隙体积）/（4..46cm*4.38cm*30.10cm）（表观体积）=25.03%（孔隙度），其T2谱测量得到的孔隙体积与常规称重法得到的结果相差不大；由于核磁共振设备测量岩心渗透率并不准确，所以本文所述渗透率为水测渗透率，相应说明已补充。
对于油-水相对渗透率曲线的测量，常规实验室通过人工读数或者称重的方法来获取出口端的油、水含量，误差较大，尤其对于出口端出现乳化现象的采出液其结果误差更大；而核磁共振实验通过油、水定标，然后结合T2谱和D/T2二维谱能够较为准确的获取出口端采出液的油、水含量。
出口端的采出液是否出现了乳化现象可以通过T2谱和D/T2二维谱来进行判断：若出现了乳化现象，相比于未发生乳化现象的采出液其T2谱中的短弛豫部分（油）和长弛豫部分（水）会发生偏移；而D/T2二维谱中油或水会受限，导致其扩散系数发生改变。所以从看到采出液第一管到第四管液体中的变化，含水饱和度逐渐上升。原油乳化的因素包括内因和外因，内因主要是原油本身的性质导致的，例如稠油中的天然乳化剂主要是沥青质、胶质和石油酸，当它们与水接触时通过外力的作用就容易发生乳化现象；外因包括剪切速率、剪切时间、温度、PH等。一开始水驱油时，水的黏度较小，遇到黏度较高的原油时为了将原油驱替出来，驱替压力逐渐上升，在内因和外因的共同作用下油水发生乳化作用，后续的水将乳化液驱替出来，而随着时间的增加，水驱油过程中产生优势通道，驱替压力减小，油水作用效果减弱导致乳化现象减弱以至于后期看到的产出液全是水，乳化现象消失。
图7中的二维谱用带有颜色的等高线表示，颜色越深代表含量越大，反之亦然，图7中的颜色标尺中的数值为不同弛豫时间和扩散系数组分的无因次含量，数值越大代表该组分信号越强，含量越大。






应用核磁共振测量技术测量稠油-水相对渗透率曲线
[bookmark: _Hlk90218473]蒲万芬1， 常家靖2，邹滨阳3，刘锐4，杜代军5，赵帅6
（西南石油大学石油与天然气工程学院，四川省成都市 610500）
[bookmark: _Hlk90218494][bookmark: _Hlk85551346][bookmark: _Hlk90230464][bookmark: _Hlk85553583]摘要：相对渗透率是稠油开发实验中一个重要的基本测量参数，由于稠油黏度较高，水驱过程易发生油水乳化现象，使得稠油-水相渗曲线较难准确获取。传统的相渗曲线测量方法将岩心看作一个“黑匣子”，对出口端的油、水体积采用人工读数或者称重的方法，存在测量精确度低、获得信息少等缺点。为准确测量稠油-水相渗曲线，本文选取人造砂岩长岩心，基于低场核磁共振测量技术，通过对渤海B油藏稠油和地层水同时标定，采用非稳态法进行稠油-水相渗曲线的测量，对岩心以及出口端的采出液进行T2谱测试，从而较为准确地获取了岩心的孔隙体积（147.18cm3）、束缚水饱和度（25.9%）、残余油饱和度（43.83%）以及出口端的油、水含量，并得到较为精确地稠油-水相渗曲线，而且对发生油水乳化的采出液进行了D/T2二维谱测试，较为准确地判断出油水是否发生了乳化。研究结果可以为稠油水驱开发提供一定的理论指导，有利于稠油水驱开采机理的研究。
[bookmark: _Hlk90218644]关键词：低场核磁共振；稠油；相渗曲线；T2弛豫时间谱；扩散-弛豫二维谱
中图法分类号：TE357；                               文献标志码：A
Measurement of relative permeability curve of heavy oil - water by nuclear magnetic resonance
PU wanfen1, CHANG Jiajing2, ZOU Binyang3, LIU Rui4, DU Daijun5, ZHAO Shuai6, 
（School of Petroleum and Natural Gas Engineering, Southwest Petroleum University, Chengdu, Sichuan Province 610050 China）
Abstract: Relative permeability was an important basic measurement parameter in heavy oil development experiment. Due to the high viscosity of heavy oil, oil-water emulsification was prone to occur during water flooding process, which made it difficult to obtain the heavy oil-water relative permeability curve accurately. The traditional measurement method of relative permeability curve regarded the core as a 'black box', and measured the volume of oil and water at the outlet by the method of manual reading or weighing, which had the disadvantages of low measurement accuracy and less information. In order to accurately measure the heavy oil-water relative permeability curve, this paper selected the long artificial sandstone core. Based on the nuclear magnetic resonance measurement technology, through the simultaneous calibration of crude oil and formation water of Bohai B reservoir, the unsteady state method was used to measure the heavy oil-water relative permeability curve, and the T2 spectrum test was carried out on the core and the produced fluid at the outlet. Thus, the pore volume (147.18cm3), irreducible water saturation (25.9%), residual oil saturation (43.83%) of the core and the oil and water content at the outlet were obtained more accurately, and the heavy oil-water relative permeability curve was obtained more accurately. Moreover, the D/T2 two-dimensional spectrum test was carried out on the produced fluid with oil-water emulsification, and the emulsification of oil and water was judged more accurately. The research results can provide some theoretical guidance for the development of heavy oil water flooding, which is beneficial to the study of the mechanism of heavy oil water flooding.
Keywords: Nuclear Magnetic Resonance; Heavy Oil; Phase Permeability Curve; T2 Relaxation Time Spectrum; Diffusion-Relaxation Two-Dimensional Spectrum
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前言
[bookmark: _Hlk90218674]近些年，随着常规油气储量逐渐降低，稠油已成为国内油气勘探开发的重要领域。其中，稠油水驱开发潜力和开发难度较大，已逐渐成为国内外油气田地质与开发专家们研究的重点[1-3]。稠油由于黏度较高，水驱过程易发生油水乳化现象，导致水驱注入压力较高，使得水驱油过程较复杂。相对渗透率是开发实验中一个重要的基本测量参数，而传统的相渗曲线测试是通过物理模拟的方法，对水驱油过程中出口端的油、水量采用人工读数或者称重的方法，从而得到油-水相渗曲线，但计量精度较差，有较大误差[4-10]。因此有必要准确获取稠油-水相渗曲线，从而为稠油水驱开发提供一定的理论指导。
传统的相渗曲线测量方式准确率较低，并且无法得到驱替过程中油、水在岩心中的分布、油本身性质的变化等信息，不利于开采机理的研究[11-14]。而低场核磁共振测量技术具有准确、无损、快速、多参数测量等优点，并且能够模拟石油开采流动实验过程中高温、高压下的地层环境[15-16]。低场核磁共振扩散－弛豫二维谱可利用稠油与地层水扩散系数的差异进行油水区分，使得油水在核磁共振谱上有更清晰的反映，与核磁共振一维弛豫谱相比极大地提高了区分油水的能力，能够解决单独用一维弛豫谱难以判断油水乳化的问题。
[bookmark: _Hlk89781932]因此，本文选取人造砂岩长岩心（4..46cm*4.38cm*30.10cm），以消除端部效应[17-20]，进而开展稠油-水相渗曲线测量的低场核磁共振实验研究，通过对渤海B油藏稠油和地层水同时标定，采用非稳态法进行稠油-水相渗曲线的测量[21-25]，对岩心以及出口端的采出液进行T2谱测试[26-30]，对发生油水乳化的采出液进行D/T2二维谱测试，从而较为准确地得到稠油-水相渗曲线，也较为准确地判断出油水是否发生了乳化。研究结果可以为稠油水驱开发提供一定的理论指导，有利于稠油水驱开采机理的研究。
1  实验部分
1.1  材料与仪器
[bookmark: _Hlk90218750][bookmark: _Hlk95849294]渤海油田B油藏脱气脱水稠油，简称稠油B，黏度为60.4mPa·s（64.5℃），密度为0.917g/cm3（20℃），地层水的总矿化度为14596.8mg/L；人造砂岩岩样，尺寸为4..46cm*4.38cm*30.10cm，水测渗透率为670mD，海安石油科研仪器有限公司。
低场核磁共振测量设备为一台0.35T 永磁核磁共振分析系统（SPEC-RC035,北京斯派克科技发展有限公司）。该系统磁体磁场强度为0.35T，水平方向最大移动距离800mm，探测线圈为发射接收共用线圈。岩心夹持器为北京大学设计的无磁岩心夹持器，不会影响磁体的磁场分布。实验采用CPMG序列, 共振频率15.15MHz，回波时间300us，扫描累加次数16次，采样间隔2us，回波个数15000个。
1.2  实验部分
[bookmark: _Hlk83806244][bookmark: _Hlk90218801]（1）地层水和原油标定实验
通过低场核磁共振测试对地层水和原油同时进行标定，实现油、水的信号幅度与油、水体积之间的转化。标定步骤如下：
1）取出十个小号样品瓶，所用样品瓶（特制）如图5所示，将十个样品瓶分成A、B两组，A组样品瓶的数量与B组样品瓶的数量相同，均为5个；
2）A组为装有地层水的样品瓶，分别量取3.0g、6.0g、9.0g、12.0g、15.0g的地层水放于样品瓶中，然后进行核磁共振T2谱测试，得到对应的核磁共振T2谱，根据地层水的重量及对应的核磁共振T2谱，获得地层水信号幅度与地层水体积之间的转化关系，得到地层水的标定曲线（图2）；
3）B组为装有原油的样品瓶，分别量取3.0g、6.0g、9.0g、12.0g、15.0g的原油放于样品瓶中，然后进行核磁共振T2谱测试，得到对应的核磁共振T2谱，根据原油的重量及对应的核磁共振T2谱，获得原油信号幅度与原油体积之间的转化关系，得到原油的标定曲线（图1）；
4）根据油、水信号幅度与油、水体积的关系，进而对核磁共振在线检测水驱油实验的油、水体积进行定量分析，从而获取岩心的孔隙体积、束缚水饱和度、残余油饱和度以及出口处的油、水含量。
[bookmark: _Hlk83806517][bookmark: _Hlk95853551]（2）稠油-水相渗曲线测定实验
实验步骤如下：
1）选取人造砂岩岩样进行实验，用丙酮/氯仿（v/v，1/1）的混合溶剂清洗样品岩心，排除岩心杂质干扰，再将样品岩心放至恒温烘箱90℃烘干12h，排除岩心中的水分。
2）烘干完成后，使用高压真空饱和装置分子泵在真空状态下，将岩心使用地层水饱和24h，待饱和完成后，将岩心从分子泵中取出，把饱和水后的岩心放至核磁共振仪中进行核磁共振T2谱测试，根据水的信号幅度求和得到水的体积与水的信号幅度之间的关系，进而得到岩心的孔隙体积和孔隙度。
3）接着以0.5ml/min的速度，用地层水从岩心的进口端向出口端的方向驱替岩心，记录水驱稳定的驱替压力，根据达西定律计算岩心的水测渗透率，从而得到样品岩心的渗透率。
4）然后在地层温度（64.5℃）下以0.5ml/min的速度注入原油，驱替饱和地层水的岩心，当出口端的瞬时含水率接近0时，停止驱替，把饱和油后的岩心放至核磁共振仪中进行核磁共振T2谱测试，根据油、水的信号幅度分别求和得到油、水体积与油、水信号幅度的关系，进而得到岩心的束缚水饱和度。
5）之后用地层水以0.5ml/min的恒速进行水驱油实验，在岩样出口端每接出大约10ml采出液就换一试管，然后进行核磁共振T2谱测试，根据油、水的信号幅度分别求和得到油、水信号幅度与油、水体积的关系，当出口端的瞬时含水率达到98%时停止驱替。
6）最后对驱替完的岩心进行核磁共振T2谱测试，根据油、水的信号幅度分别求和得到油、水体积与油、水信号幅度的关系，进而得到岩心的残余油饱和度。
7）对实验数据进行处理，从而得到出口端采出液T2谱图（图3）以及稠油-水相渗曲线（图4）。
（3）采出液扩散-弛豫谱测定实验
对T2谱变化明显的第1管、第2管、第3管和第4管（图5）进行D/T2二维谱测试，得到其扩散-弛豫二维谱（图6），观察其油水乳化情况。
2  结果与讨论
[bookmark: _Hlk90218866]2.1  地层水和原油标定实验分析
[bookmark: _Hlk90218920]图1和图2是原油、地层水的标定曲线，原油、地层水的标线方程分别为：
Y油=1054.4x油-139.51                                              （1）
Y水=926.18x水+24.278                                             （2）
根据流体标定的标线方程（1）、（2）并结合核磁共振T2谱的信号幅度得到油、水的体积；当Y油、Y水分别为岩心孔隙中油、水的核磁共振T2谱的信号幅度之和时，x油、x水即代表孔隙中油、水的体积；当Y油、Y水分别为某一试管中油、水的核磁共振T2谱的信号幅度之和时，x油、x水即代表为该试管中油、水的体积。
[image: ]
图1  原油标定曲线
[image: ]
图2  地层水标定曲线
[bookmark: _Hlk89716097]2.2  油-水相渗曲线测定实验分析
[bookmark: _Hlk83625356][bookmark: _Hlk83926469]利用非稳态法进行恒速驱替水驱油实验，实验数据采用“J.B.N”方法进行处理[31-35]，按照下列公式计算油-水相对渗透率和对应的含水饱和度：

[bookmark: _Hlk85379289]                                                                                                                       （3）

                                                                                                       （4）

                                                                                         （5）

        恒速实验时                                                                                                    （6）  

                                                                              （7）

[bookmark: _Hlk85377841]式中：—含油率，小数；

—无量纲累积采油量（以孔隙体积的倍数表示）；

                    —无量纲累积采液量（以孔隙体积的倍数表示）；

—油相相对渗透率（小数）；

—水相相对渗透率（小数）；

—水粘度，mPa·s；   

—油粘度，mPa·s。

—流动能力比：

—初始驱动压差，MPa；


—时刻驱替压差，MPa；

—出口端含水饱和度（小数）；

—束缚水饱和度（小数）。
恒速法进行驱替时，按照下式确定注水速度：

                                                 （8）

式中：—岩样长度，cm；

—测定温度下的水的粘度，mPa·s；

—渗流速度，cm/min。
[image: ]
图3  出口端采出液T2谱图-第1管-第34管
根据出口端采出液的核磁共振T2谱（图3）并结合公式（1）-（8）对数据进行处理分析得到稠油-水相渗曲线（图4）。
[image: ]
[bookmark: _Hlk90232883]图4  稠油-水相对渗透率曲线
通过数据分析得到岩心的孔隙体积为147.18cm3，孔隙度为25.03%（岩心的孔隙度是通过T2谱测量出来岩心的孔隙体积后再除以岩心的表观体积得到的，即147.18cm3（孔隙体积）/（4..46cm*4.38cm*30.10cm）（表观体积）=25.03%（孔隙度））；，束缚水饱和度为25.9%，残余油饱和度为 43.83%，等渗点饱和度为 42.42%，两相共渗区间为 18.02%，采收率为 40.82%，残余油饱和度下水相相对渗透率为 0.0135。
从图4中可以看出，等渗点的含水饱和度小于50%，可以判断该岩样润湿性为油湿。该岩样渗透率较高，水相渗透率上升缓慢，水的相对渗透率整体较低，两相共渗区间较窄。
2.3 采出液扩散-弛豫谱测定实验分析
[image: ]         [image: ]
（a）  采出液第1管                                                                              （b）  采出液第2管
         
（c）  采出液第3管                                                                               （d）  采出液第4管
图5  采出液（水驱油）-第1管-第4管
           
             （a）  采出液第1管                                                                                    （b）  采出液第2管
[image: ]        [image: ]
             （c）  采出液第3管                                                                                   （d）  采出液第4管
[bookmark: _Hlk90212113]图6  采出液（水驱油）-第1管-第4管的D/T2二维谱
[bookmark: _Hlk95851539][bookmark: _Hlk85291944][bookmark: _Hlk85290674]如图5所示， 相比于第3管和第4管采出液，第1管和第2管采出液具有较为明显的乳化现象。如图6所示，从第1管到第4管，由D/T2二维谱中的T2谱可以看出，水驱油过程中油的信号逐渐减弱，水的信号量逐渐增强，表明岩心孔隙中油的含量逐渐减小，水的含量逐渐增加，这与得到的稠油-水相对渗透率曲线中含水饱和度逐渐增加的结果一致。相比于第3管和第4管来说，D/T2二维谱中第1管和第2管的T2谱中短弛豫部分出现多个峰，并且D/T2二维谱中短弛豫部分多出来一小块（红色圈中的部分），这表明出口端第1管和第2管的采出液中的油水发生了乳化现象，这是因为水驱油过程中油水发生乳化形成了W/O乳化液，水作为分散相受到束缚，扩散变慢，即在D/T2谱中表现出扩散系数变小，T2弛豫时间变短并向左偏移，这解决了单独用一维弛豫谱方法难以准确判断油水乳化的问题。
3  结论
（1）实验选用4..46cm*4.38cm*30.10cm的长岩心进行稠油-水相渗曲线的测量，打破了传统测量相渗曲线使用小岩心（直径约2.5cm）和全直径岩心（直径约6cm）的局限性，有效解决了端部效应的影响问题。
（2）通过低场核磁共振测量技术对原油和地层水进行标定，准确获取了岩心的孔隙体积、束缚水饱和度、残余油饱和度以及出口端的油、水含量，从而得到较为准确的稠油-水相渗曲线。
（3）扩散-弛豫二维谱准确判断出了油水乳化情况，有效解决了单独用一维弛豫谱方法难以准确判断油水乳化的问题。
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