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摘要：大牛地气田剩余未动用储量大部分为Ⅱ—Ⅲ类低品位储量，水平井开发将是气田产能建设的主要方式。因

此，优化研究多级压裂水平井开发技术政策很重要。基于多级压裂水平井数值模拟概念模型，对单井设计、压裂

缝、井网和井距进行研究，结果表明：单井水平段延伸方向应垂直于最大主应力方向，水平段位于气层中部最好，压

裂缝尽量穿过含气砂体并以锯齿型分布最优，平均压裂半缝长为158 m，平均压裂缝间距为112 m，采用排状交错井

网最优。结合数值模拟法、动态分析法及经济评价法，确定大98井区合理井距为1 000～1 200 m，根端距为700 m。
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大牛地气田位于鄂尔多斯盆地伊陕斜坡北部，

属致密砂岩气田［1］，储层具有渗透率低、孔隙度小的

特点［2-3］。气田开发过程中采用何种井型进行开发，

需考虑气藏地质特点和各种井型开发效果对比来

综合确定［4-5］。针对大98井区低渗透率、低压力、低

丰度、薄储层、强非均质性的特征，利用直井无法经

济有效开发，而水平井单井控制储量大［6］，因此，自

2012年开始，大牛地气田采用多级压裂水平井进行

规模化开发。结合大 98井区的气藏地质特征和流

体性质，建立相应的多级压裂水平井数值模拟概念

模型，开展单井设计、井网优化等开发技术政策研

究，制定合理的开发政策，是致密低渗透气田高效

开发中必须研究的关键问题。压裂缝长是影响低

渗透气藏产能的主要因素［7］，因此考虑压裂缝位置、

压裂缝排列方式、压裂半缝长、压裂缝间距等因素

的影响，并基于储层渗透率，建立了多级压裂水平

井压裂缝长度、压裂缝间距的定量地质设计模型；

同时结合经济评价、动态分析法，开展了合理井网

和井距的研究。通过优化开发技术政策，为大98井
区多段压裂水平井整体开发部署提供了技术依据。

1 单井设计优化

1.1 单井模型

应用Eclipse数值模拟软件建立多段压裂水平

井单井模型，网格步长为10 m×10 m，采用局部加密

网格模拟人工压裂缝，局部加密网格步长为2 m×10
m。模型孔隙度为9%，渗透率为0.5×10-3 μm2，基质

相渗数据为大10井盒1气层165号岩心样品相渗实

验结果，压裂缝相渗数据为裂缝理论值，地层流体

高压物性为大13井盒1段地层流体PVT实验数据。

1.2 水平段长度优化

建立不同水平段长度多级压裂水平井单井非

均质模型，计算气井开发指标，并进行模拟试井，从

模拟无阻流量及稳产期末采出程度2个方面分析水

平段长度优化结果。结果表明，在非均质模型中，

当水平段长度为1 100~1 500 m时，多段压裂水平井

模拟无阻流量、稳产期末采出程度与水平段长度并

不呈线性关系（图1），但水平段钻遇含气砂体越长，

开发效果越好。考虑实际气藏砂体的连续性和分

布规律以及钻井工艺难度，建议水平段长度控制为

800~1 200 m。

图1 水平段长度优化对比
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1.3 水平段延伸方向优化

一般认为人工压裂缝主要沿最大主应力方向

延伸，大牛地气田最大主应力方向为北东 75°。为

了研究大牛地气田水平段延伸方向与最大主应力

夹角对多级压裂水平井的影响，对水平段延伸方向

与最大主应力夹角分别为30°，45°，60°，80°和90°的
情况进行了单井模拟。结果表明，不同水平段延伸

方向的模拟无阻流量没有明显差异，但随着水平段

延伸方向与最大主应力夹角由90°变为30°，气井稳

产期末采出程度由16.7%降至6.0%（图2）。综合分

析认为，水平段延伸方向应尽可能垂直于最大主应

力方向。

图2 水平段延伸方向优化对比

1.4 水平段垂向位置优化

建立多级压裂水平井在气层中的偏心距（即水

平段至储层中部的距离与储层厚度之比）分别为

-0.4，-0.2，0，0.2，0.4的单井模型。在不同水平井偏

心距下，稳产期末采出程度、模拟无阻流量没有明

显差异，即水平段在气层中的偏心距对多级压裂水

平井开发效果没有影响。但为了有利于水平段在

储层中穿行，建议水平段尽量位于储层中部。

1.5 压裂缝位置优化

结合大 98井区的实际地质及渗流特征基本数

据，建立所有压裂缝均穿过含气砂体和部分压裂缝

穿过含气砂体的单井模型。所有压裂缝均穿过含

气砂体时的稳产期末采出程度为19.93%，模拟无阻

流量为13.67×104 m3/d；部分压裂缝穿过含气砂体时

的稳产期末采出程度为 19.38%，模拟无阻流量为

13.16×104 m3/d。经对比分析，建议压裂缝应尽量穿

过含气砂体。

1.6 压裂半缝长优化

建立单井模型的渗透率分别为 0.3×10-3，0.5×
10-3，0.7×10-3，0.9×10-3和 1.1×10-3 μm2，无因次压裂

半缝长（Xf/L）分别为0.05，0.1，0.15，0.2和0.25，评价

不同渗透率条件下不同压裂半缝长对气井的影

响。结果表明，当渗透率一定时，无因次压裂半缝

长越长，气井模拟无阻流量越大，并且呈线性关系；

而稳产期末采出程度增加幅度由大变小，采用交汇

法（图3），可以得到渗透率分别为0.3×10-3，0.5×10-3，

0.7×10-3，0.9×10-3和1.1×10-3 μm2条件下的最优无因

次压裂半缝长分别为 0.166，0.147，0.135，0.125和

0.118。

图3 不同渗透率条件下无因次压裂半缝长与
稳产期末采出程度的关系

①y=49.182x+18.005；②y=22.253x+21.192；③y=58.063x+15.819
④y=26.605x+19.742；⑤y=67.003x+13.195；⑥y=28.004x+18.442
⑦y=78.992x+9.305 6；⑧y=33.577x+15.975；⑨y=85.46x+3.564 2
⑩y=46.139x+10.092

对数据进行指数拟合，建立了不同渗透率条件

下的最优无因次压裂半缝长定量计算模型，即

X f
L

= 0.184e-0.42K （1）
式中：Xf为压裂半缝长，m；L为水平段长度，m；

K为气层渗透率，10-3 μm2。

已知水平段长度为 1 000 m，大 98井区气层渗

透率为 0.11×10-3~1.2×10-3 μm2，平均值为 0.37×10-3

μm2，由式（1）得到气层最优压裂半缝长为 176~111
m，平均最优压裂半缝长为158 m。

1.7 压裂缝间距优化

在水平段长度为 1 000 m的条件下，建立的单

井模型渗透率分别为 0.25×10-3，0.5×10-3，0.75×10-3

和 1.0×10-3 μm2，压裂缝间距分别为 50，100，150，
200，300和400 m，评价不同渗透率条件下不同压裂

缝间距对气井的影响。结果表明，当渗透率一定

时，随着压裂缝间距的减小，气井模拟无阻流量和

稳产期末采出程度都增幅变缓。2种条件下分别采

用交汇法确定最优压裂缝间距（表 1），当渗透率由

1.0×10-3 μm2降至0.25×10-3 μm2时，多级压裂水平井

最优压裂缝间距最多由200 m降至100 m。

综合不同渗透率条件下气井模拟无阻流量和
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表1 2种条件下的最优压裂缝间距

渗透率/
10-3 μm2

1.0
0.75
0.5
0.25

稳产期末采出程度条件下

压裂缝段数

取整前

4.978
5.916
7.820
9.514

取整后

5
6
8

10

最优压裂

缝间距/m
200
167
125
100

模拟无阻流量条件下

压裂缝段数

取整前

5.967
7.247
8.100
9.567

取整后

6
7
8

10

最优压裂

缝间距/m
167
143
125
100

稳产期末采出程度对应的最优压裂缝间距，进行指

数拟合，建立了不同渗透率条件下的最优压裂缝间

距定量计算模型，即

n = 82.702e0.81K （2）
式中：n为最优压裂缝间距，m。

由式（2）得到大98井区气层最优压裂缝间距为

90~219 m，平均最优压裂缝间距为112 m。

1.8 压裂缝形态优化

在总压裂缝长一致的情况下，设计了 4种不同

压裂缝形态（图 4），分别模拟不同压裂缝形态对气

井的影响。

图4 不同压裂缝形态示意

根据数值模拟结果，在总压裂缝长一致的条件

下，等缝长、锯齿型、U型、V型 4种模式计算的模拟

无阻流量分别为 8.64×104，9.18×104，8.96×104 和

8.86×104 m3/d，稳产期末采出程度分别为 13.5%，

14.37%，14.37%和 14.39%。通过对比，锯齿型压裂

缝分布的模拟无阻流量最大，等缝长压裂缝分布的

稳产期末采出程度最小。综合分析认为人工压裂

缝以锯齿型分布最优。

2 井网形态优化

针对大 98井区地质特征、水平井开发特点，设

计排状交错井网和排状正对井网，建立不同井网形

态数值模型，预测开发指标并进行对比分析（表

2）。由表 2可知，不同井网形态模拟预测指标整体

上较一致。总体上，在数值模拟均质模型条件下，

不同井网形态对气藏开发指标没有明显影响，但考

虑到矿场征地、井口管理及后期管理，综合分析认

为排状交错井网更易于实施。

表2 不同井网形态数值模拟预测指标

井网

形态

排状正对
排状交错

排状正对
排状交错

井数

6

6

渗透率/
10-3 μm2

0.4

0.2

单井

产气量/
（104 m3·d-1）

2.5

稳产

期/a
3.13
3.07
2.08
2.01

稳 产 期 末

累积产气

量/108 m3

1.72
1.68
1.14
1.10

采出程

度，%
16.75
16.41
11.15
10.76

3 合理井距确定

确定合理井距的方法有经济评价方法［8］、合理

采气速度法［9］、规定单井产能法、丰度计算法［10］和动

态分析法［11-12］。利用数值模拟法，结合动态分析法

和经济评价法，综合确定水平井开发的合理井距。

3.1 动态分析法

由于大98井区压裂水平井试采时间短，动态资

料少，因此，应用动态分析法进行合理井距分析时

主要借鉴大牛地气田老区气井的生产动态。

通过老区气井Topaze软件动态分析及Saphir软
件试井解释分析成果，对大牛地气田老区生产时间

5 a以上、产量大于2×104m3/d的19口气井进行了分

析，结果表明气井的平均泄气半径为 420 m。借鉴

老区动态分析结果，考虑到多级压裂水平井之间的

压裂半缝长可控制在 0~200 m，确定多级压裂水平

井的井距为 800~1 200 m。由于 2口井根端距之间

无压裂缝，泄气范围小，且采出程度随排距增加逐

渐降低，最终确定根端距为700 m左右。

3.2 经济评价法

建立产能建设区不同井距数值模型，预测不同

储量丰度条件下开发技术指标。结合现金流量法

评价结果，应用交汇法计算单井合理井距（表 3）可

以看出：①在相同储量丰度条件下，随采收率增大，

合理井距减小；②随气田储量丰度增加，合理井距

随之降低；③在相同储量丰度和相同井距条件下，

提高气藏采收率可提高气田开发效益；④根据大98
井区储层特征，储量丰度为0.7×108~0.9×108 m3/km2，

采收率约为40%，可以确定多级压裂水平井合理井

距为1 093~1 207 m。

综合动态分析以及经济评价法，确定大98井区
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表3 不同储量丰度下的合理井距

采收率，%

30

40

50

储量丰度/
（108 m3·km-2）

0.7
0.9
1.1
0.7
0.9
1.1
0.7
0.9
1.1

极限井距/m
1 348
1 048
858

1 011
786
643
809
629
515

合理井距/m
1 478
1 210
1 080
1 207
1 093
1 083
1 169
1 069
1 033

多级压裂水平井开发合理井距为1 000~1 200 m，根

端距为700 m。

4 结论

基于气层渗透率，建立了多级压裂水平井最优

压裂半缝长和压裂缝间距的定量地质设计模型。

大 98井区平均最优压裂半缝长为 158 m，最优压裂

缝间距为112 m。

对于多级压裂水平井，在压裂过程中压裂缝尽

量穿过含气砂体，且采用锯齿型分布最优。

多级压裂水平井在井位部署时应尽量采用排

状交错井网。针对大98井区井位部署时，合理井距

为1 000~1 200 m，根端距为700 m。
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