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0 前 言

孔隙度与渗透率分析是储层非均质性表征的

重要内容之一［1］。然而，准确而深入地研究孔渗

参数（特别是渗透率参数）以及孔渗关系非常困

难。根据压汞毛细管压力实验［2-4］或气体渗透率

测定方法获得的实验室渗透率数据，是目前最为

准确的结果［5-8］。许多研究者在利用监督学习优

化算法计算孔隙度和渗透率时常将实验数据结果

作为学习样本的标准［9-13］，然而由于实验室测试中

使用的样品体积有限，因此这些样品的代表性一

直受到研究者的质疑，特别是在强非均质储层中，

岩心分析获得的渗透率结果难以代表实际地层的

渗透率。通过对比基于压汞毛细管压力数据计算

碳酸盐岩储层渗透率的不同模型发现，准确预测

强非均质碳酸盐岩储层物性的难度很大［14］。核磁

共振（NMR）测井已被广泛用于表征岩石的孔隙度

和渗透率［15-17］，并且其对渗透率解释的精度高于

常规测井解释［17-20］。

缝洞型碳酸盐岩储层具有很强的非均质性，准

确计算缝洞型碳酸盐岩储层渗透率是目前面临的

难题。近年来CT扫描技术越来越多地用于岩心分

析处理［21-24］。利用岩心二维 CT扫描图像检测计算

孔隙度，需排除扫描岩心激光束流能量不足等导致

的不可预料的畸变，在此基础上利用图像识别技术

直接计算孔隙分布和孔隙度，并进一步利用 Koze⁃
ny-Carman方程计算渗透率［25］。高分辨率微岩心三

维CT扫描可以提供详细的孔隙空间网络，该方法通

常用于重建孔隙空间［21,26-27］。然而，三维CT扫描方

法价格昂贵、耗时长，而且测量体积有限［28］，其有限

的样品体积并不能较好地反映宏观渗透率的变化。

因此，相对于三维CT扫描图像，目前二维CT扫描图

像的使用更为广泛。李斌会等［22］利用二维CT扫描

图像识别裂缝和溶洞，通过支持向量机（SVM）算法

解释碳酸盐岩储层岩石类型，但所用的是岩心横截

面图像，与整个岩心体的CT扫描图像相比，岩心截

面图像的视角小得多。

基于二维图像识别孔隙、计算渗透率的方法思

摘 要 通过实验室测得的岩心孔隙度和渗透率数据的分析，证实了对于缝洞型强非均质碳酸盐岩储层，岩心的取

样偏差导致实验分析数据的不稳定，从而造成其无法体现储层物性的全貌及非均质性；对于发育裂缝的碳酸盐岩样

品，常规测井和核磁测井的测量结果也难以体现出裂缝对储层物性的影响。提出了一种利用二维岩心CT扫描图像

处理直接获取孔隙、裂缝和溶洞的信息分析方法，通过计算二维图像上的孔隙、裂缝和溶洞的面积来估算孔隙度和渗

透率，并进一步评价储层非均质性。利用岩心分析、核磁测井以及CT扫描图像解释 3套数据集计算的变异系数和洛

伦兹系数，以及不同采样间隔的CT扫描图像获得的物性差异分析了储层的非均质性，并对比了各种方法的异同点和

有效性。认为从二维岩心CT扫描图像中提取的岩石物性数据集是缝洞型碳酸盐岩储层非均质性分析的一种有用

的、可靠的资料来源。
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路简单、直接，从图像识别结果中提取孔隙分布，

并利用得到的孔喉/孔隙尺寸比等参数来计算缝洞

型碳酸盐岩储层的绝对渗透率。该方法可以分多

个层段计算取心段物性，根据分析结果的差异，评

价储层非均质性。与岩心实验室分析相比，该方

法不受取样位置的局限，人为影响较小，计算结果

更具代表性，但目前应用该方法计算孔隙度和渗

透率的研究还相对较少。与二维 CT图像识别类

似，利用横向弛豫时间（T2）分布，核磁共振测井得

出的岩石物理性质可用于非均质性研究［17］。对比

不同来源资料解释的岩石物性是准确评价储层非

均质性的有效方法，因此，本文选取了实验室岩心

分析数据、CT扫描二维图像以及核磁测井 3类资

料，对缝洞型碳酸盐岩储层的岩石物理非均质性

进行了分析。

1 样品特征

缝洞型碳酸盐岩储层的储集空间通常以次生

溶蚀孔隙为主。溶蚀孔洞的分布与裂缝和可溶矿

物有关，较大的孔隙和孔洞往往位于裂缝附近，裂

缝是次生孔隙形成的重要因素。本文以S盆地A油

田目的层下白垩统湖相碳酸盐岩为例，储层主要岩性

为叠层石灰岩和介壳灰岩，储层受到多期溶蚀作用改

造，次生溶蚀孔洞非常发育。从岩心照片（图1a）和岩

心 CT扫描图像（图 1b—1c）上可以看出，受裂缝及

可溶矿物的影响，溶蚀孔洞大小和分布相对不均

匀。薄片资料由于视角有限，通常薄片照片显示出

相对均质的视图（图 1d—1f）。因此，利用二维CT岩
心扫描图像进行孔隙识别，可以清晰地显示出岩石

中普遍存在的非均质性现象。

图1 研究区碳酸盐岩储层岩心照片、岩心CT扫描图像与薄片照片
Fig. 1 Core photos, core CT images and thin sections of carbonate rocks in the study area

2 数据分析

2.1 实验室岩心分析数据

对研究区 2口取心井进行了常规岩心分析实

验，孔隙度与渗透率交会图（图 2）显示这 2口井的孔

隙度与对数变换的渗透率均呈相似的线性趋势，特

别是剔除个别异常值即渗透率值较低（小于 0.01×
10-3 μm2）的数据后，其线性关系更加清晰，因此可

使用线性模型来建立储层孔隙度和对数变换后的

渗透率关系［29］。
通过进一步分析实验室测得的孔隙度和渗透

率数据，并将数据与实际岩心进行对比，发现相当

一部分样品点的孔隙度很高，但相应的渗透率值却

很低。典型的例子是同一口井在深度 5 338.6 m和

5 339.25 m处的样品对比：第 1个样品的孔隙度为

8.4%，对应的渗透率为 85.5×10-3 μm2；而第 2个样品

的孔隙度为 12.2%，渗透率却仅为 8.39×10-3 μm2。
另一个较为极端的数据点是孔隙度为 14.9%，但渗
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图 2 岩心分析孔隙度和渗透率交会图（两套数据分别取自2口油井）
Fig. 2 Crossplots of porosity and permeability from core analysis (two sets of data from two oil wells)

透率仅为 0.002×10-3 μm2（图 2b，右下部数据点）。

此外，对比从 5 359.75 m和 5 359.90 m处采集的 2个
样品测试渗透率之间的差异，样品之间的垂直距离

仅为 0.15 cm，但其渗透率分别为 0.002×10-3 μm2和
23.2×10-3 μm2，两者差异很大。这种现象并不孤立

存在，并非因测量误差所造成。由于储层具有很强

的非均质性，孔隙分布不均匀，局部取样的岩心塞

无法较好地体现强非均质性储层的物性特征。如

果样品取自相对较均质的岩石，那么局部取样的岩

心塞就可以较好地反映储层的物性特征。因此，对

于强非均质性储层来说，在一定层段内的一个岩心

塞样品的测量结果无法反映整段储层的渗透率

特征。

由此看来，在碳酸盐岩储层研究中，尽管岩心

实验室测试岩石物性数据被视为储层特征描述的

最有用和最准确的数据来源，但这些数据在用于储

层建模或校准其他储层评价数据之前，应进行非均

质性分析。

2.2 岩心CT扫描数据

2.2.1 图像孔隙度

岩心CT扫描技术在储层研究中有着广泛的应

用。二维CT图像可以直观地观察储层孔隙发育情

况，有助于解释碳酸盐岩的岩石物理性质和分析储

层非均质性。用来定量识别孔隙和裂缝的CT扫描

图像要求具有较高的分辨率，图像分辨率越高，识

别结果越准确。研究区岩心CT扫描图像为整个岩

心柱面的扫描，图像宽度为 720像素，代表岩心（直

径接近 14 cm）的周长，图像分辨率可满足本次研究

的需要。

本次研究使用 Sobel算子对岩心CT扫描图像进

行边缘检测。该算子是广泛应用的离散微分算子

之一，可以降低边缘模糊程度即对边缘进行锐化处

理，以提高图像的辨识度。在岩心CT扫描图像中，

孔隙和开启裂缝表现为黑色或深色的图像，因此可

以通过边缘检测方法从图像中标识出孔隙和开启

裂缝的边缘，从而识别出岩心上发育的孔隙和开启

裂缝，并计算出所识别孔隙和开启裂缝的面积。孔

隙识别完成后，可以设定不同的采样间隔，统计该

层段中孔隙所占的面积与该段图像总面积的比值。

本次研究使用的岩心CT扫描的分辨率相对较高，现

阶段在难以获取三维扫描图像的情况下，可以认为

该比值近似等于该段的孔隙度，下文提到的利用岩

心CT扫描图像得到的孔隙度均为该比值。

可以采用不同的垂向采样间隔计算CT扫描图

像得到的孔隙度，不同的垂向采样间隔下统计的孔

隙度分布不同。如果垂向采样间隔太小，该层段孔

隙数据量太少，则无法得到具有统计意义的结果；

如果垂向采样间隔太大，则计算结果被平均化，不

能很好地反映碳酸盐岩储层的非均质性。

本文在计算岩心CT扫描图像中所识别出的孔

隙面元的面积时采用像素作为单位。计算得到孔

隙面积后进行对数转换，进一步按照该数值大小

（即孔隙面积对数变换后的数值）平均分为 1到 8共
八个级别，分级别统计孔隙的数量（图3a）以及孔隙面

积占比的分布（图3b）。统计结果表明：级别2~4的较
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小孔隙数量较多，而级别 5以上的大孔隙数量较少；

但级别3以下的小孔隙所占面积非常小，级别4~5的
孔隙所占面积最多，也就是级别4~5的孔隙级别对孔

隙度的贡献比较大（图3b）。另外按面积取对数后得

到的孔隙面积分布符合正态分布，说明该结果具有统

计学意义，可作为后续研究的基础。

图3 岩心CT扫描孔隙数量和孔隙面积占比的统计
Fig. 3 Statistics of pore number and pore area percentage from core CT images

2.2.2 图像渗透率

利用孔隙度估算渗透率是目前的常规做法，因此

可以利用二维岩心CT扫描图像识别出的孔隙度估算

渗透率［30］。本文使用孔隙度与渗透率换算关系，根据

图像识别的孔隙度分布计算渗透率，用于后续储层物

性非均值性分析。孔隙度与渗透率换算公式如下：

K = 10( )20 × D60
D10

×ϕ + Plast （1）
式中：K为渗透率，10-3 μm2；ϕ为孔隙度，无量纲；D60
为孔隙度累积概率 60%所对应的孔隙度，无量纲；

D10为孔隙度累积概率 10%所对应的孔隙度，无量

纲；Plast为孔隙分布中最大的孔隙级别所对应的频

率，无量纲。

2.3 核磁测井解释物性数据

核磁共振测井被广泛用于表征岩石的孔隙度

和渗透率，通常认为核磁测井物性解释的精度高于

常规测井解释。研究区中已钻井均进行了核磁测

井，并利用核磁测井资料进行了孔隙度及渗透率解

释，本文直接应用核磁测井解释结果来分析储层物

性的非均质性，对于核磁测井解释孔隙度及渗透率

的方法此处不作赘述。

3 储层物性非均质性分析

受构造、沉积、成岩等因素的影响，储层内部各

种属性及空间分布都存在差异性，这种差异性即为

储层非均质性，主要表现为平面及层间物性差异、

垂向韵律性等。目前储层非均质性的分类方案较

多，用于分析非均质性的数据集和方法也各不相

同。开展储层物性非均质性定量分析需将储层段

进行细分层，基于细分层的结果来探讨储层物性的

差异性。在此过程中存在的不确定因素是针对储

层段进行细分层的标准。

3.1 定义层

为更好地分析层内非均质性特征，本次研究选

取了实际数据相对齐全的井段，该井段具有连续的

实验室测量的岩心孔隙度和渗透率数据，核磁共振

测井解释的孔隙度和渗透率数据，以及岩心CT扫描

图像。根据岩心CT扫描图像做定量解释，可以得到

基于图像的岩石物性数据。

通常情况下，储层细分层需要考虑成因储层单

元，这些细分层具有相似的储层性质外部几何结构和

测井响应，因此，可以根据这些特征识别成因储层单

元［31］。根据这一定义，最常用的储层细分标准是FZI
（Flow Zone Indicator），即流动带指数，该指数是基于

Kozeny-Gayman方程，从孔隙几何相理论出发，利用

平均水平力半径的概念，应用 Poisseuille和Darcy定
律推导出储层质量指数（RQI）、标准化孔隙度（ϕz）和

流动带指数（FZI）之间的关系。储层质量指数、标准

化孔隙度以及流动带指数之间的计算公式如下：

RQI = 0.031 4 K
ϕe

（2）

ϕz = ϕe
1 - ϕe （3）
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FZI = RQI
ϕz

（4）
式中：K为渗透率，10-3 μm2；ϕe为有效孔隙度，%。

本文根据实验室岩心物性分析结果计算流动

带指数，并按照流动带指数的大小进行分组（图 4），

将研究层段细分为 5个层段，并在此基础上进行储

层非均质性分析。

图4 研究层段基于流动带指数的细分层结果
Fig. 4 Subdivision results of study interval based on FZI

3.2 数据集

本文开展储层的层内非均质性分析共采用 3
类孔隙度和渗透率资料，即实验室岩心分析资料

集、核磁共振测井解释资料集、二维 CT扫描图像

解释资料集（包括 0.25 m和 0.5 m采样间隔下计算

的结果）。

针对物性相对均质的储层而言，这 3类数据

集得到的结果应当相同或相近。但对于物性相对

强非均质性储层而言，根据前文中提到的二维 CT
扫描图像的岩石物性解释结果对非均质性研究的

意义可知，受取样位置限制，同时由于测井原理与

实验室分析结果的不同，3类数据集体现的结果

会出现较大的差异。如图 5所示，从整体上看，3
类数据集的孔隙度和渗透率的分布趋势是一致

的。然而，在相对均质层段（②段）中，这 3类数据

集的结果差异最小，而在强非均质层段（①、③和

④段）中，这 3类数据集的结果差异增大，其中岩

心物性分析结果和核磁测井解释结果均未能体现

出①段中的高孔高渗特征，而二维 CT扫描图像较

为准确地识别出了岩心中发育的溶蚀缝，因此，本

次研究更加准确地体现出裂缝段对储层物性的影

响（图 5，图 6）。

图5 岩心扫描图像识别、核磁共振测井解释及岩心物性分析孔隙度和渗透率对比
Fig. 5 Comparison of porosity and permeability from core scanning images, NMR logging and core analysis
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图6 岩心CT扫描图像识别孔隙结果
Fig. 6 Pore identification of core CT scan images

3.3 变异系数

变异系数（Cv）是相对于平均值的变异性度

量［32］，即用于统计的若干数值相对于其平均值的偏

离程度（或分散程度、变化程度）。变异系数值越

大，则代表非均质性越强；变异系数越小，则代表非

均质性越弱。计算变异系数最常用的方法如下：

Cv = σ2
x̄

（5）
式中：Cv为变异系数， σ2 为标准偏差，x̄为平均值。

分别计算了岩心分析、核磁测井、二维CT图像

扫描 0.25 m和 0.5 m采样间隔解释孔隙度与渗透率

的变异系数。利用不同数据集计算孔隙度与渗透

率的变异系数结果有所差异（图 7）。岩心分析数据

计算孔隙度变异系数结果显示（图 7a），L5层和 L1
层非均质性最强，而相应的渗透率变异系数却显示

出完全不同的结果，即 L3层非均质性最强，L5层次

之（图 7b）；同样，核磁测井解释数据计算得到的孔

隙度及渗透率变异系数也显示出不一致的结果。

CT扫描图像两组数据集计算得到的孔隙度和渗透

率变异系数结果较为一致，L1层非均质性最强，L5
层次之。根据岩心照片可见，L1层溶蚀缝较为发

育，导致该层储层物性非均质性最强，岩心分析结

果受取样位置所限，未能体现出溶蚀缝洞的信息，

而CT扫描图像定量识别出孔洞缝信息，更加充分地

体现了缝洞发育导致储层物性非均质的增强。

图7 不同数据集5个层的孔隙度及渗透率变异系数对比
Fig. 7 Comparison of porosity and permeability variation coefficients of five layers from different datasets

3.4 洛伦兹系数

洛伦兹系数被广泛用于储层评价的非均质性

研究［32-33］。该方法是经济学领域中的一种重要分析

方法，最初是用来测定贫富不均匀程度的一个指

标，目前已被广泛引入多个学科领域。洛伦兹系数
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是采用储层岩石样品的实际渗透率贡献值曲线和

理想储层绝对均质曲线之间的面积，与储层绝对均

质曲线和纵坐标轴围成面积的比值来表示储层的

非均质程度［33］。其中，洛伦兹曲线图中直角坐标系

的对角线为完全均质线，所绘制的洛伦兹曲线偏离

该对角线越远，则表示非均质性越强。

图 8、图 9和图 10显示了不同数据集的 5个层

的洛伦兹系数计算结果和对比。井上岩心分析数

据与核磁测井计算结果区分度不明显，整体来看

L5层与 L2层的非均质性强于其他层；而岩心 CT
扫描计算结果显示，L1层非均质最强，L5层次之，

与变异系数计算结果较为接近。同样，岩心 CT扫

描数据集体现出 L1层溶蚀缝对储层物性非均质

的影响。

图8 不同数据集5个层的孔隙度洛伦兹曲线
Fig. 8 Porosity Lorentz curves of five layers from different data sets

图9 不同数据集5个层的渗透率洛伦兹曲线
Fig. 9 Permeability Lorentz curves of five layers from different data sets

图10 不同数据集5个层的孔隙度及渗透率洛伦兹系数对比
Fig. 10 Comparison of porosity and permeability Lorentz coefficients of five layers from different data sets
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3.5 不同采样间隔二维图像识别结果的差
异性

由于二维CT扫描图像识别可以利用任意区间

来计算岩石物性，因此我们可以得到不同采样间隔

下的储层物性计算结果。通过分析不同采样间隔

物性计算结果的差异，可以直接评价储层物性差异

即储层物性非均质性。

本文提取了 2套通过图像识别计算的岩石物性

参数，一套采用 0.25 m统计区间计算，另一套采用

0.5 m统计区间计算（图 11）。两种采样间隔所得到

的储层物性之间的差异表明，物性差异随着非均质

性的增强而增大。

由图11可知，孔渗差异最大的层段位于5 334.50~
5 338.00 m，溶蚀缝发育，裂缝的存在导致储层非均

质性的提高。5 338.00~5 376.00 m段孔隙度差异较

小。然而，渗透率差异揭示了一个更为复杂的非均

质性问题，即非均质性随深度的增加呈增加趋势。

图11 0.25 m和0.5 m采样各层段不同孔隙度和
渗透率的差异值

Fig. 11 The difference values of porosity and permeability estimated
by images of 0.25 m and 0.5 m sampled

孔隙度差异表明整个井段强非均质性层为 L1
层和 L5层，分别代表裂缝-溶蚀性储层和溶洞型储

层。这两个层的图像识别结果的孔隙度差异在 5%
以上，其余 3个层的孔隙度差异在 5%以下。渗透率

差异表明从岩石物理非均质性最低的 L2层到 L5
层，渗透率非均质性增加。当选取 100×10-3 μm2阈
值来划分均质和非均质储层时，渗透率差异的结果

与变异系数法和洛伦兹系数法的非均质性分析结

果相似。

4 讨 论

4.1 非均质性与储层质量

如上，强非均质层段对应于储层的高孔隙度和

高渗透率部分，这种现象与孔隙的形成有着内在的

联系。要形成次生孔隙，溶蚀的矿物质必须在岩石

成为多孔介质储层时从岩石中排出，运输通道主要

是在可溶性岩石内部不均匀分布的裂隙。由于裂

缝是储层非均质性的重要因素，溶蚀孔隙的分布受

裂缝和岩石中可溶性矿物分布的控制，因此对于缝

洞型碳酸盐岩储层，较强的物性非均质性也可以成

为优质储层的标志。

4.2 非均质性分析中的数据集

不同数据集的应用会影响非均质性分析的结

果，因此对作为岩石物理解释的数据集进行仔细的

评价非常必要。岩心在实验室测试获得的岩石物理

性质是重要的数据源，但取样偏差（有时是由于岩心

质量或裂缝的影响）会造成不确定性。通过多个数

据集的交叉验证，这种负面效应可以得到显著减弱。

本文介绍了从二维岩心CT扫描图像中提取的另

一种有用的岩石物性数据集，这种图像识别方法可以

有效地避免由于采样偏差而导致的岩石物性数据的

偏差，其结果和用途可以利用岩心实验室物性分析和

核磁测井解释加以验证。这类资料是缝洞型碳酸盐

岩储层非均质性分析可靠的资料来源。与常规测井

解释相比，核磁测井解释孔隙度和渗透率被认为是最

可靠的岩石物性解释。如果没有这类资料，常规测井

解释也可作为非均质性分析的辅助资料集。

4.3 问 题

在对整个层段进行小层划分时，存在人为因素

的影响。虽然分层是有依据和可以接受的，并且与

通过二维图像识别进行的直接非均匀性分析结果

相吻合，但分层中仍然存在一定的不确定性。

5 结 论

由于缝洞型碳酸盐岩储层非均质性很强，岩心

测量的岩石物理性质不能完全有效地代表取样的

层段。为解决岩心孔隙度和渗透率数据的不确定

性，提出了一种利用二维岩心CT图像计算岩心物性

的储层非均质性分析方法。利用实验室岩心分析

数据、核磁共振测井解释数据、不同采样间隔的二
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维CT扫描图像解释数据计算的孔隙度和渗透率变

异系数、洛伦兹系数，以及不同采样间隔二维图像

识别结果的差异性分析了缝洞型碳酸盐岩储层的

非均质性，并对比了各种方法的异同点和有效性。

结果表明：通过二维岩心CT扫描图像识别计算

的岩石物性数据所反映的储层特征最具代表性；利

用不同采样间隔二维CT图像计算的储层物性差异

可以揭示缝洞型碳酸盐岩储层的非均质性，物性差

异的增大指示了储层非均质性的增强。通过二维

图像识别结果与核磁共振测井解释结果的对比，将

非均质剖面从整个分析井段中分离出来的阈值可

以推广到其他无岩心资料的井段。
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Discussion on evaluation method of physical property heterogeneity
of fracture-vug carbonate reservoirs

XU Fang, HUANG Jixin, QI Mei, ZHANG Kexin, GUO Songwei,
ZHANG Chaoqian, MENG Zheng, WANG Yusheng

Abstract：Fracture-vug carbonate reservoirs have strong heterogeneity, and the heterogeneity have a significant effect to
oilfield development. Many data are available for reservoir heterogeneity evaluation. However, it is necessary to evaluate
the adaptability of different data sets, which could bring different and unreasonable results for heterogeneity analysis. By
analyzing of porosity and permeability of cores measured in the laboratory, it is confirmed that for the fracture-vug
carbonate reservoirs with strong heterogeneity, the core analysis data could not reflect the heterogeneity of the secondary
pore distribution, because the laboratory measurements are unstable due to sampling deviation of the core. For carbonate
samples with fractures, the measurement results of conventional logging and nuclear magnetic logging also could not
reflect the effect of fractures on reservoir physical properties. A method for directly obtaining information of pores,
fractures and vugs through edge detection of core CT scanning images by using Sobel operator is proposed. Then the area
of pores, fractures and vugs could be calculated at different sampling intervals, which could be considered approximately
equal to the porosity. Therefore, the permeability is estimated by calculating the distribution of pores, fractures and vugs
on CT scanning images at different sampling intervals, and the reservoir heterogeneity is further evaluated by using the
permeability data calculated from CT scanning images. The heterogeneity of the reservoir is analyzed by using the
variation coefficients and Lorentz coefficients calculated by three sets of data sets from core analysis, nuclear magnetic
logging and CT scanning image interpretation, as well as the difference of physical property obtained from CT scanning
images at different sampling intervals, and the similarities and differences and effectiveness of various methods are
compared. It is considered that the rock physical property data set extracted from the 2D core CT scanning image is a
useful and reliable data source for the heterogeneity analysis of fracture-vuggy carbonate reservoirs.
Key words：carbonate rock; fracture-vug type reservoir; heterogeneity; core analysis; nuclear magnetic logging; 2D core
CT scanning image
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