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摘要：深入理解储层非均质性及多场耦合效应对于准确评估封存过程中 CO2运移、转化及封存机制具有重要意

义。本文综合考虑了气-水两相流动机制、储层孔渗结构的动态演化及非等温条件下温度对 CO2 物性的影响，

构建了热-水-气-力耦合模型，旨在探讨非均质咸水层中 CO2 的迁移动态与封存效率。模拟结果表明，储层非均

质性对平均孔隙压力的积聚具有显著影响，低孔隙度地层中孔隙压力增幅约为 1.96 MPa，而较高孔隙度地层中

仅为约 1.64 MPa，进而影响了 CO2的物性参数与运移路径。同时，热锋的最大迁移距离仅为约 161 m，而 CO2

羽流的最大横向迁移距离可达约 1782 m。在 CO2 注入过程中，储层渗透率和孔隙度分别以约 1.01-1.13 的比率

和 2.10%-12.8%的幅度变化，且低渗储层的孔渗结构对压力扰动更为敏感。在低渗非均质储层中，CO2 最大封

存效率系数约为 0.88，显著高于高渗储层，证明了在此类地层中保持低于岩石破裂压力的注气速率有助于提升

CO2的有效封存能力与长期稳定性。 
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0 引言 

CO2地质封存是缓解全球变暖引起的气候变化和实现碳中和目标的最有效技术之一 (Allen et al., 2025; 文冬

光 et al., 2014)。过去三十年里，该技术已在全球范围内得到广泛研究与应用。通常，CO2首先从气藏或大型工

业排放源中捕集，如基于化石燃料的火力发电厂、水泥厂及钢铁厂等 (Kim et al., 2019; Lin et al., 2024)。随后，

捕集的 CO2 被注入地下深部地质构造中进行长期封存，常见的封存场址包括枯竭或废弃的油气藏、深部咸水层

及不可开采的煤层 (Nath et al., 2024; 蒋恕 et al., 2023)。相比之下，深层咸水含水层因其广泛分布、储量丰富，

被认为是最具潜力的 CO2地质封存场所之一 (Bachu, 2015; 梁涛 et al., 2024)。然而，深部咸水层常由多种岩性组

成，普遍发育裂缝、断层等构造，导致孔隙度与渗透率分布不均，表现出强烈的非均质性 (Pettersson et al., 2022; 

袁哲 et al., 2024)。这种由非均质性引起的空间迁移特征对 CO2在地层中的运移行为造成显著影响，增加了多相

流过程的复杂性，从而给安全与高效的碳封存带来挑战 (Kim et al., 2019; Wei et al., 2025; 盛丹娜 et al., 2025)。在

CO2 注入初期，构造与毛细力捕集机制通常占主导地位，对初始封存行为产生决定性影响 (Bashir et al., 2024; 

Massarweh and Abushaikha, 2024)。然而，这些捕集机制多发生于地质时间尺度，其演化过程常伴随孔隙度与渗

透率等储层参数的动态变化，导致对封存过程中复杂物理过程的理解变得尤为困难。 

已有大量室内实验研究针对不同类型的非均质岩心样品，揭示了孔隙度与渗透率的空间变异性对 CO2 分布

的显著影响 (Ali et al., 2022; Fujii et al., 2024; Shi et al., 2011)。然而，室内实验通常依赖于有限的岩心样本，这

些样本采集成本高昂，且往往无法代表整个咸水层的地质特征 (Ershadnia et al., 2020; Pavan et al., 2024)。事实
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上，地层中的非均质性具有明显的尺度效应，从实验室尺度下观察到的微孔隙结构延伸至储层尺度下的宏观孔

隙体系，空间变异程度大，必须通过尺度放大方法对流体分布特征进行研究，才能更准确地评估深部咸水层中

的 CO2封存容量 (Hosseini et al., 2024; Li and Benson, 2015)。Guo et al. (2017)和 Keykhosravi et al. (2025)的实验研

究揭示了考虑地层岩石物理性质的小尺度变化在预测气体分布和准确羽流厚度方面的重要性。此外，由于孔隙

压力增加，在低渗透条件下注气期间，地层的孔隙度和渗透率会发生显着变化。Pini and Benson (2017)和 Jonk 

et al. (2022)的研究表明，地层物性参数（包括孔隙度与渗透率）的变化也导致毛细管压力呈现非均质性特征，

这种毛细管非均质性会形成气体运移障碍，限制羽流扩展范围，进而影响封存效率与安全性。总之，在 CO2 地

质封存过程中，有必要全面考虑岩石物理参数（如孔隙度、渗透率及毛细作用）的内在非均质性特征，以提高

气体迁移与储存行为的模拟准确性。 

为研究非均质深部咸水层中 CO2 羽流动态，本研究综合考虑气-水两相流动机制、储层孔隙度与渗透率的

动态演化过程、以及非等温条件下温度对 CO2 物性参数（密度、粘度、比热容和热导率）的影响，并引入

Leverett J 函数将毛细管压力有效扩展至场地尺度，表征其在非均质介质中的空间分布及其耦合效应。在此基础

上，构建了耦合热-水-气-力过程的两相流数值模型，用以模拟和评估非均质咸水层中 CO2 地质封存的动态演化

特征及封存效率。 

1 概念模型 

假设目标咸水层位于地下 1000  m 深度，长 5000  m，厚 100  m；地温梯度为 25 K/km，地表温度为 288.15 

K，因此，储层的温压条件可以保证 CO2处于超临界态（压力＞7.38 MPa，温度＞31.1 °C），有利于 CO2地质

封存 (Bashir 等, 2024; Pavan 等, 2024)。CO2注入非均质咸水层后，克服毛细管压力向上运移，在盖层下方积聚，

形成富二氧化碳羽流。该迁移过程主要受浮力驱动，同时受到注入的 CO2 与咸水之间密度差所引起的粘滞力的

影响，如图 1 所示。 

 
图 1 CO2深部咸水层封存概念模型示意图 

Fig.1 Schematic diagram of the conceptual model for CO2 storage in deep saline aquifers 

2 数学模型 

2.1 控制方程 

根据多孔介质中多相（水相和 CO2相）流体的质量守恒关系，描述 CO2流动规律的连续性方程： 

−
∂(𝜙𝜌𝑤𝑠𝑤)

∂𝑡
= ∇ ⋅ (𝜌𝑤𝑢𝑤)                 (1) 

−
∂(𝜙𝜌𝑐𝑜2𝑠𝑐𝑜2)

∂𝑡
= ∇ ⋅ (𝜌𝑐𝑜2𝑢𝑐𝑜2)                (2) 
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式中，𝜙为储层孔隙度[-]；𝜌𝑤和𝜌𝑐𝑜2分别为水相和 CO2相的密度[kg/m3]；𝑢𝑤和𝑢𝑔分别为水相和 CO2相的渗流速

度[m/d]；𝑡为时间[d]。当考虑重力作用时，水相和气相的渗流速度可用达西定律分别表示为： 

𝑢𝑤 = −
𝑘𝑘𝑟𝑤

𝜇𝑤
(∇𝑝𝑤 − 𝜌𝑤𝑔)                (3) 

𝑢𝑐𝑜2 = −
𝑘𝑘𝑟𝑐𝑜2

𝜇𝑐𝑜2
(∇𝑝𝑐𝑜2 − 𝜌𝑐𝑜2𝑔)               (4) 

式中，𝑘为多孔介质的绝对渗透率[m2]；𝑘𝑟𝑤和𝑘𝑟𝑔分别为水相、气相的相对渗透率[-]；𝜇𝑤和𝜇𝑐𝑜2分别为水相和

气相的动力粘度[Pa·s]；𝛻𝑝𝑤和∇𝑝𝑐𝑜2分别为水相和 CO2相的压力梯度[Pa]；𝑔为重力加速度[m/s²]。 

储层中水相和 CO2相的饱和度满足如下关系： 

𝑠𝑤 + 𝑠𝑐𝑜2 = 1                   (5) 

式中，𝑠𝑤为水的饱和度[-]；𝑠𝑐𝑜2为 CO2饱和度[-]。 

在毛细力的作用下，非润湿相和润湿相之间会产生压力差： 

𝑝𝑐(𝑠𝑤) = 𝑝𝑛𝑤 − 𝑝𝑤                   (6) 

式中，𝑝𝑐为毛细管压力[Pa]；𝑝𝑤湿润相压力[Pa]；𝑝𝑛𝑤为非润湿相压力[Pa]。由孔隙度和渗透率变化导致的毛管

压力非均质性会影响微尺度的流动动力学。本文使用 Leverett J 函数(Leverett, 1941)计算了随孔隙度和渗透率变

化的毛管压力： 

𝐽(𝑠𝑤) = 0.1 × 𝑠𝑒
(−

1

𝜆
)
                  (7) 

𝑝𝑐(𝑠𝑤) = 𝛽 ⋅ 𝐽(𝑠𝑤)√
𝜙

𝑘
                 (8) 

式中，𝐽(𝑠𝑤)为 Leverett J 函数；𝛽为 Leverett J 函数的放缩因子。水相和 CO2相的相对渗透率是使用 Brook-Corey

关系式(Brooks and Corey, 1966)计算的： 

𝑘𝑟𝑤 = 𝑠𝑒
(
2+3𝜆

𝜆
)
                   (9) 

𝑘𝑟𝑔 = (1 − 𝑠𝑒)
2 (1 − 𝑠𝑒

(
2+𝜆

𝜆
)
)                (10) 

𝑠𝑒 = (
𝑠𝑤−𝑠𝑤𝑟

1−𝑠𝑤𝑟−𝑠𝑔𝑟
)                  (11) 

式中，s𝑒为有效饱和度[-]，𝑠𝑤𝑟为残余水饱和度[-]，𝑠𝑔𝑟为残余气饱和度[-]。 

在 CO2 注入过程中，注入井附近不断压力积聚，进而引起含水层孔隙度与渗透率的变化，孔隙度和渗透率

与孔隙压力之间的关系为(Dong et al., 2010; Pavan et al., 2024)： 

𝜙 = 𝜙𝑜𝑒
𝑐𝜙(𝑝−𝑝0)                  (12) 

𝑘 = 𝑘𝑜𝑒
𝑐𝑘(𝑝−𝑝0)                  (13) 

式中，𝜙𝑜为储层的初始孔隙度[-]；𝑘𝑜为储层的初始渗透率[m2]；𝑝0为储层的初始压力[Pa]；𝑐𝜙和𝑐𝑘分别为储层

的孔隙压缩系数[1/Pa]和渗透率压缩系数[1/Pa]。 

考虑非等温条件对 CO2 注入过程的影响，根据能量守恒定律，刻画储层中非稳态热传导-对流过程的方程

为： 

(𝜌𝐶𝑝)𝑒𝑓𝑓
∂𝑇

∂𝑡
+ (𝜌𝑤𝐶𝑝𝑤𝑢𝑤 + 𝜌𝑔𝐶𝑝𝑔𝑢𝑔) ⋅ ∇𝑇 − ∇ ⋅ (𝜆𝑒𝑓𝑓∇𝑇) = 𝑄𝑇          (14) 

(𝜌𝐶𝑝)𝑒𝑓𝑓 = 𝜙(𝜌𝑤𝐶𝑝𝑤𝑠𝑤 + 𝜌𝑔𝐶𝑝𝑔𝑠𝑔) + (1 − 𝜙)𝜌𝑟𝐶𝑝𝑟            (15) 

𝜆𝑒𝑓𝑓 = 𝜙(𝜆𝑤𝑠𝑤 + 𝜆𝑔𝑠𝑔) + (1 − 𝜙)𝜆𝑟               (16) 

式中，T为温度[K]；𝐶𝑝𝑤、𝐶𝑝𝑔和𝐶𝑝𝑟分别为水、CO2 和岩石的比热容[J/(kg⋅K)]；𝑄𝑇为体积热源项[W/m3]；𝜌𝑟为

岩石密度[kg/m3]；𝜆𝑒𝑓𝑓为有效热导率[W/(m⋅K)]；𝜆𝑤、𝜆𝑔和𝜆𝑟分别水、CO2和岩石的热导率 W/(m⋅K)。 
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由于注入的 CO2的温度与初始地层温度的差异，因此： 

𝑄ℎ = 𝐶𝑝𝑔 ×𝑀𝑖𝑛𝑗 × (𝑇𝑖𝑛𝑗 − 𝑇)                (17) 

式中，𝑀𝑖𝑛𝑗为 CO2 注入的质量通量[kg/m/s]; 𝑇𝑖𝑛𝑗为注入 CO2 的温度[K]。考虑到深部井筒半径较小，为简化模型

计算，本研究采用点质量源作为近似替代，并借助 COMSOL Multiphysics®的“井接口”功能加以实现，其中

井筒半径设定为 0.1 m。 

由于注入的 CO2的物性参数受储层中压力和温度变化的影响，因此本文将 CO2的物性参数（粘度、密度、

比热容和热导率）确定为温度和压力的函数(Gudala et al., 2023; Qu et al., 2017)，所采用的本构关系适用于 15 

MPa-40 MPa 的压力范围和 273 K-553 K 的温度范围，方程如下： 

𝜇𝑔(𝑇, 𝑝𝑔) = [
7.14 × 10−9𝑇2 − 5.642 × 10−6𝑇 − 5.71 × 10−9𝑝𝑔

2

+2.186 × 10−6𝑝𝑔 + 0.0011
]        (18) 

𝜌𝑔(𝑇, 𝑝𝑔) = [
0.00036𝑇3 − 0.3693𝑇2 + 122𝑇 − 0.333𝑝𝑔

2

+32.54𝑝𝑔 − 12720
]          (19) 

𝐶𝑝𝑔(𝑇, 𝑝𝑔) = [
−4.9 × 10−5𝑇3 + 0.084𝑇2 − 49.11𝑇 + 0.47𝑝𝑔

3

−42.1𝑝𝑔
2 + 1200𝑝𝑔 + 276.3

]         (20) 

𝜆𝑔(𝑇, 𝑝𝑔) = [
−1.75 × 10−8𝑇3 + 2.29 × 10−5𝑇2 − 0.01𝑇

−1.89 × 10−5𝑝𝑔
3 + 0.0007𝑝𝑔

2 − 0.006𝑝𝑔 + 1.46
]         (21) 

式中，𝜇𝑔(𝑇, 𝑝𝑔)、𝜌𝑔(𝑇, 𝑝𝑔)、𝐶𝑝𝑔(𝑇, 𝑝𝑔)、𝜆𝑔(𝑇, 𝑝𝑔)分别代表超临界 CO2 的粘度、密度、比热容和热导率为温

度和压力的函数。 

2.2 初始条件和边界条件 

假设定标储层初始静水压力和温度随深度线性增加的，模型的初始条件设定如下： 

𝑝(𝑥, 𝑦, 𝑡)|𝑡=0 = 𝑝𝑡 + +𝜌𝑤𝑔𝑧                (22) 

𝑇(𝑥, 𝑦, 𝑡)|𝑡=0 = 𝑇𝑡 + 𝐺𝑧                 (23) 

与初始条件一致，假定目标储层侧向边界处的压力和温度维持静水状态与地温分布不变，即在水平方向上

无压差与热通量输入，模型侧向边界条件如下： 

𝑝(𝑥, 𝑦, 𝑡)|𝑥=𝐿 = 𝑝𝑡 ++𝜌𝑤𝑔𝑧                (24) 

𝑇(𝑥, 𝑦, 𝑡)|𝑥=𝐿 = 𝑇𝑡 + 𝐺𝑧                 (25) 

式中，𝑝𝑡和𝑇𝑡分别是储层上边界的压力[MPa]和温度[K]；𝐺为储层的地温梯度[K/km]。表 1列出了本研究中数值

模型使用的参数。 

表 1 本研究中数值模型使用的参数 

Table 1. Parameters used in the numerical model in this study 

参数 取值 参数 取值 

注入速率（𝑀𝑖𝑛𝑗） 0.02 kg/m/s 水相粘度（𝜇𝑤） 0.001 Pa·s 

残余水饱和度（𝑠𝑤𝑟） 0.1 水相热导率（𝜆𝑤） 0.59 W/(m⋅K) 

残余气饱和度（𝑠𝑔𝑟） 0.05 固相密度（𝜌𝑟） 2600 kg/m3 

储层长度（𝐿） 5000 m 固相比热容（𝐶𝑝𝑟） 874 J/(kg⋅K) 

储层厚度（𝐻） 100 m 固相热导率（𝜆𝑟） 1.5 W/(m⋅K) 

储层上边界温度（𝑇0） 313.15 K 孔隙大小分布指数（𝜆） 2 

储层上边界压力（𝑝0） 10 MPa 储层孔隙压缩系数（𝑐𝜙） 1×10-8 Pa-1 

水相密度（𝜌𝑤） 1000 kg/m3 储层渗透率压缩系数（𝑐𝑘） 1×10-8 Pa-1 

水相比热容（𝐶𝑝𝑤） 4200 J/(kg⋅K) 注入温度（𝑇𝑖𝑛𝑗） 288.15 K 

参数来源：Pavan 等（2024），魏子俊和高科（2025），Wei 等（2025） 

3 结果与讨论 

3.1 数值解的验证 

本研究基于有限元软件 COMSOL Multiphysics 开发了一个二维 CO2 咸水层封存的水-热-力耦合数值模型。

通过修改多孔介质相传递和传热的控制方程，构建适用于CO2-盐水系统的物理模型。模型域离散采用更精细的
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四节点四边形单元网格，以提高模拟精度。在完成网格离散后，对构建的场地尺度咸水层 CO2 封存模型进行数

值仿真，求解水相与超临界 CO2相的温度、压力和饱和度分布。总模拟时长设置为 1500天，时间步长为 1天。 

为验证本研究所开发数值模型的可靠性，将计算的 CO2气体饱和度分布与 Buckley and Leverett (1942)提出

的解析解模型进行对比。通过对比饱和度前沿在含水层中的推进长度，可以清晰观察到：不考虑非等温效应和

储层孔渗演变的情形下，本研究所开发的数值模型所捕获的饱和度变化趋势与 Buckley and Leverett (1942)报道

的解析解高度一致，其中 100h 的平均误差为 2.52%，500h 的平均误差为 1.64%，2000h 的平均误差为 1.67%。

从而验证了本研究所提出模型的准确性与适用性。 

 
图 2 本研究所提出数值模型与 Buckley 和 Leverett (1942)解析模型的含气饱和度曲线对比图 

Fig.2 Comparison of the gas saturation curves of the numerical model proposed in this study with the analytical model of Buckley 

and Leverett (1942) 

 

3.2 非均匀性对 CO2羽流特征的影响 

在本研究中，咸水层的非均质性是通过初始孔隙度（𝜙𝑜）分布的变化引入的，且渗透率-孔隙度关系可由

下列公式刻画(Costa, 2006)： 

𝑘𝑜 = 𝐶𝑐(
𝜙0
𝑚

1−𝜙𝑜
)                   (26) 

式中，𝐶𝑐和𝑚分别是 Kozeny 系数和胶结因子。假设孔隙度分布服从正态分布 (GhojehBeyglou, 2021; Safari et al., 

2021)，方差为 0.01，其均值分别为 0.25 和 0.3。本研究考虑了𝐶𝑐和𝑚的两种组合，以表示不同渗透率的岩性，

例如页岩和砂岩地层 (Costa, 2006; Pavan et al., 2024)。其中，𝐶𝑐 = 1.46 × 10−13和𝑚 = 1.47的组合代表低渗地层

（L(a)和 L(b)），而𝐶𝑐 = 2.8 × 10−12和𝑚 = 2.76的组合代表高渗地层（H(a)和 H(b)）。表 2 列出了本研究构建

的四种非均质场景及参数范围。图 3 显示了四种非均质物理模型孔隙度分布情况。 

表 2 本研究构建的四种非均质场景及参数范围 

Table 2 Four heterogeneous scenarios and parameter ranges constructed in this study 

案例 平均孔隙度（-） 渗透率范围（mD） 平均渗透率（mD） 

L(a) 0.25 2.32-79.4 26.40 

L(b) 0.30 6.16-102 36.80 

H(a) 0.25 1.12-534 92.70 

H(b) 0.30 6.64-788 160.0 
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图 3 具有不同孔渗分布特征的非均质咸水层（y 轴放大 5 倍） 

(a) 孔隙度分布特征; (b) 渗透率分布特征 

Fig.3 Heterogeneous saline aquifers with different cases of porosity and permeability distributions (Y-axis magnified by 5 times) 

(a) Porosity distribution characteristics; (b) Permeability distribution characteristics 

图 4 显示了不同非均质性条件下 1500 天时 CO2 饱和度的分布。可以观察到，由于毛细管力相对于浮力的

主导地位，增强了 CO2羽流的横向迁移，抑制了其垂向迁移。与平均渗透率为 92.70 mD 和 160.0 mD 的高渗储

层（H(a)和 H(b)）相比，平均渗透率为 26.40 mD 和 36.80 mD 的低渗储层（L(a)和 L(b)）导致储层顶部 CO2的

体积分数较低，饱和前沿的分布较小，羽流厚度较大。在低渗储层中，CO2 羽流的横向迁移距离最短，分别约

为 1474 m 和 1352 m；在高渗储层中，CO2羽流的横向迁移距离增加至 1782 m 和 1721 m，分别增大了 20.9%和

27.3%。值得注意的是，相较于高孔隙度的储层，低孔隙度储层的 CO2 羽流的横向迁移距离分别增大了 3.54%

和 9.20%，这可以归因于低孔隙度储层单位体积的封存能力有限，在相同的注入量下，CO2 羽流需沿横向扩展

更大范围。另一方面，低孔高渗的储层（如 H(a)）则有利于 CO2在储层顶部的积聚，表现出更高的 CO2体积分

数与更长的羽流长度，对应的 CO2饱和度可达约 0.45，如图 5(b)所示。此外，如图 5(a)所示，平均孔隙度为 0.3

储层中孔隙压力的增幅（约 1.64MPa）小于平均孔隙度为 0.25 储层（约 1.96MPa），这主要归因于 CO2羽流在

高孔隙度储层中可利用迁移路径相对增强。可以看出，孔隙分布引起的渗透率变化对储层的影响，比孔隙度大

小的变化更为显著。在此基础上，有望通过优化注气速率，确保储层及盖层中的孔隙压力增量低于破裂压力阈

值，从而实现安全高效的 CO2封存。 

 
图 4 不同非均质条件下 1500 天时超临界 CO2饱和度的分布（y 轴放大 5 倍） 

Fig.4 Gas saturation distribution of CO2 at 1500 days for different heterogeneous conditions (Y-axis magnified by 5 times) 
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(a) 低渗情况                                                                                (b) 高渗情况 

(a) Low-permeability cases                                                        (b) High-permeability cases  

图 5 不同非均质条件下储层平均压力和沿顶部边界 CO2饱和度的变化图 

Fig.5 Variations in the average pressure and CO2 saturation along the top boundary for different heterogeneous conditions  

图 6 展示了注入 1500 时后注入井范围内的温度场的空间分布特征。值得注意的是，在距注入井 200 m 以

外，热锋的变化幅度显著减弱，几乎可以忽略不计。这种现象可归因于 CO2 在储层中迁移的过程中会逐渐被加

热，最终趋于与储层温度平衡，从而转变为超临界状态。而在注入井附近，由于受到低温流体的影响，CO2 更

倾向以液态形式分布。相较于超临界态，液态 CO2 具有更高的黏度，这在一定程度上进一步抑制了低温区域内

的扩散行为。在注入井附近，储层中热传递过程较为显著，呈现出明显的局部热扰动特征。此外，热锋沿咸水

层层顶部传播过程受储层非均质性影响显著。由于热对流传输在整个过程中占主导地位，渗透率较高的地层对

热前沿传播的阻力相对较小，导致热锋迁移相对迅速，如 H(a)和 H(b)所示。相比之下，在低渗透地层中，热传

导效应占主导地位，热锋迁移受阻更明显，如 L(a)和 L(b)所示。 

 
图 6 不同非均质条件下热锋的空间变化图（y 轴放大 5 倍） 

Fig.6 Spatial variation in the thermal front for different heterogeneous conditions (Y-axis magnified by 5 times) 

 

3.3 非均匀性对储层孔渗演变的影响 

在 CO2 注入过程中，注入井附近区域由于持续注入所引发的压力积聚，会显著改变储层的孔隙结构，进而

导致储层孔隙度与渗透率发生演化。这种物理响应源于压力变化对地层骨架的扰动效应，其影响在非均质地层

条件下尤为显著，进而影响注入 CO2 的迁移路径和封存效率。根据方程（12）和（13），可以看出孔隙度与渗

透率均与孔隙压力之间呈指数型依赖关系。这种关系反映了压力积聚对地层微观结构的增强扰动效应。为量化
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CO2 注入过程对储层渗透率的影响，本文引入了无量纲渗透率比作为表征指标。该比值定义为当前时刻地层的

平均渗透率𝑘与初始状态（即注气前）地层平均渗透率𝑘0之间的比率。 

图 7 和图 8 展示了在不同初始平均孔隙度条件下，非均质咸水层在 1500 天时孔隙度变化率及渗透率比

（𝑘/𝑘0）的空间分布情况。结果显示，含水层的孔隙度和渗透率沿水平方向呈现逐渐衰减的趋势，这与孔隙压

力沿注入方向的分布特征相一致。此外，低渗储层的孔渗更易受到压力变化的影响，其最大孔隙度变化率及渗

透率比分别为 12.8%和 1.13，如 L(a)和 L(b)所示；相反，高渗储层的孔渗对压力变化的响应较小，其孔隙度变

化率及渗透率比分别为 8.69%和 1.09，如 H(a)和 H(b)所示。这可以归因于低渗储层中压力扩散和传播速度较慢，

导致低渗储层注入井附近压力积聚显著，显著改变了储层的孔渗。 

 
图 7 1500 时储层孔隙度的空间变化图（y 轴放大 5 倍） 

Fig.7 Spatial variation of porosity of the reservoir at 1500 days (Y-axis magnified by 5 times) 

 
图 8 1500 天时储层渗透率的空间变化图（y 轴放大 5 倍） 

Fig.8 Spatial variation of permeability of the reservoir at 1500 days (Y-axis magnified by 5 times) 

需要注意的是，渗透率的空间分布对于控制注入 CO2 在地层中的运移行为具有重要意义。特别是在靠近储

层顶部和盖层区域，渗透率的升高可能加速超临界 CO2 向上逸散的风险。因此，注入速率的优化策略应充分考

虑低渗透条件下的压力扩散与渗透率增强效应。若不加控制，局部渗透率的异常增加可能反而不利于 CO2的稳

定封存。 

 

3.4 非均匀性对 CO2封存效率的影响 

地质构造中的 CO2 封存容量通常与储层的孔隙度成正比。然而，CO2 在咸水层中实际能够占据的孔隙体积

受到其可进入性的限制，这主要取决于储层渗透率对 CO2 迁移路径的控制作用。为更准确地评估咸水层的有效

封存能力，本文引入了一个无量纲参数—封存效率系数（𝜀），其定义为超临界 CO2 实际占据的孔隙面积与沿

最大 CO2羽流路径所对应的总孔隙面积之间的比值。该参数有效表征了 CO2羽流在地层中的分布范围与潜在有

效封存容量之间的关系。 

图 9展示了不同非均质条件下，封存效率系数（𝜀）随时间的变化趋势。结果表明，CO2羽流在咸水层中的

运移速度受控于孔隙度分布与渗透率特征。整体来看，低渗储层的封存效率系数（𝜀）要远大于高渗储层。在

低渗储层中，CO2 羽流迁移速度较慢，但随着注入的持续，CO2 羽流能够逐渐迁移至更大的横向区域。连续注

入过程增强了气体在低孔隙度区域的横向扩散，从而提高了封存效率系数，如情形 L(a)所示。相反，当孔隙度

较高时，尽管 CO2 羽流迁移阻力降低，但由于其优先沿高孔通道运移，导致横向迁移范围相对减小，封存效率

系数（𝜀）反而降低，如情形 L(b)所示。综上所述，低渗储层中通过合理优化注气速率可促进气体更广泛地分

布于横向孔隙空间，从而增强咸水层的有效 CO2封存能力，具有潜在的工程应用价值。 



 

9 

 

  
图 9 不同非均质条件下咸水层封存效率系数（𝜀）的时间变化 

Fig.9 Temporal variation in the storage efficiency coefficient (𝜀) of the saline aquifer for different heterogeneous conditions 

4 结论 

为评估非均质深部咸水层中 CO2 羽流的运移特征，本文综合考虑了气-水两相流动机制、储层孔隙度与渗

透率的动态演化过程、以及非等温条件下温度对 CO2 物性参数的影响，构建了热-水-气-力耦合模型，系统揭示

了地层非均质性程度对咸水层中压力响应、CO2运移动态及封存效率的影响，主要结论如下： 

（1）在高渗储层中，CO2 羽流的最大横向迁移距离约为 1782 m，而热传输主要集中在注入井邻近区域，

热锋在咸水层中的最大横向迁移距离约为 161 m。这主要归因于注入井附近 CO2 更倾向以液态形式存在，其较

高的黏度在一定程度上抑制了低温区域的热扩散； 

（2）储层非均质性对平均孔隙压力积聚具有显著影响。平均孔隙度为 0.3 的储层中，压力增幅约为 1.64 

MPa，显著小于平均孔隙度为 0.25储层中约 1.96 MPa的增幅。此外，由孔隙度分布引起的渗透率变化对压力响

应的影响程度，超过了孔隙度本身变化的影响； 

（3）CO2 注入过程中引起了储层孔渗结构的演化，沿水平方向表现出逐渐衰减的趋势，且低渗储层的孔

隙度与渗透率对压力变化更为敏感。模拟结果显示，储层孔隙度增幅在 2.10%-12.8%之间，渗透率比为 1.01-

1.13。 

（4）在低渗非均质咸水层中，CO2的封存效率系数最高可达约 0.88，显著高于高渗非均质储层中的约 0.75。

这表明，在低渗储层中采用低于岩石破裂压力的最优注气速率，更有助于提升 CO2的有效封存能力。 

需要指出的是，本文主要关注热-水-气-力多场耦合效应，尚未显式考虑 CO2-水-岩反应对孔隙结构与溶解

封存的影响。未来研究可进一步引入地球化学反应模块，结合实测资料与多尺度模拟，探讨矿物反应动力学对

封存长期稳定性的作用机制，并在此基础上开展耦合化学效应的模型验证与预测分析，以完善 CO2 地质封存的

综合评估体系。 
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Thermo–Hydro–Gas–Mechanical coupled numerical simulation of 

geological CO2 sequestration in heterogeneous saline aquifers 
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Abstract: A deep understanding of reservoir heterogeneity and multi-field coupling effects is important for assessing 

CO2 flow and migration behavior during geological CO2 storage. This study comprehensively considers the two-phase 

flow mechanism, the dynamic evolution of reservoir porosity and permeability structures, and the influence of temperature 

on the physical properties of CO2 under non-isothermal conditions. A thermal-hydraulic-gas-mechanical (THGM) 

coupled model is developed to investigate CO2 migration behavior and storage efficiency behavior in heterogeneous 

saline aquifers. Simulation results indicate that reservoir heterogeneity significantly influences average pressure build-up 

within the reservoir. In low-porosity reservoirs, the increase in pore pressure is approximately 1.96 MPa, whereas in 

higher-porosity reservoirs, it is only approximately 1.64 MPa, thereby affecting the physical properties and migration 

pathways of injected CO2. Additionally, the maximum migration distance of the thermal front is only approximately 161 

m, while the maximum lateral migration distance of the CO2 plume can reach approximately 1,782 m. The permeability 

and porosity within the reservoir vary at a ratio of approximately 1.01-1.13 and an amplitude of 2.10%-12.8% during CO2 

injection, respectively. The porosity and permeability of low-permeability reservoirs is more sensitive to pressure 

disturbances. The maximum CO2 storage efficiency factor reached approximately 0.88 in low-permeability heterogeneous 

reservoirs, significantly higher than those in high-permeability reservoirs, demonstrating that maintaining an injection 

rate below the rock fracture pressure in such formations helps enhance the effective storage capacity and long-term 

stability of CO₂. 

Keywords: CO2 geological storage; Heterogeneous saline aquifers; Thermal-hydraulic-gas-mechanical coupling; 

Numerical Analysis 

 


