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天然气水合物是一种固体包合物，由三维氢键网络组成，可以用来捕获天然气小分子，如甲烷和
二氧化碳。了解溶液中天然气水合物晶体的流变性能对于许多能源方面的应用至关重要，包括天
然气在海底和陆地上的运输以及天然气分离、脱盐或封存等方面的技术应用。人们已经对水合物
浆液流变学进行了多次实验和模拟研究。然而，理论与实验之间的联系并不明确。本文综述了对高、
低压流变仪的研究以及在高压流动环境下，一系列不同的过冷度（ΔTsub ＝ Tequil － Texp）和流体条
件的水合物浆液黏度测量技术的现状（包括水和连续油系统），同时介绍了天然气水合物浆液相
对黏度的理论模型，并讨论了实验和理论之间的联系。
© 2018 THE AUTHORS. Published by Elsevier LTD on behalf of Chinese Academy of Engineering and Higher 

Education Press Limited Company This is an open access article under the CC BY-NC-ND license  
(http://creativecommons.org/licenses/by-nc-nd/4.0/).
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1. 引言

笼形水合物，也称为天然气水合物，是一种晶体

结构，其中天然气小分子被包裹在氢键水分子笼内[1]。
这里的天然气分子必须足够小。因此，一般的天然气水

合物形成剂包括甲烷、乙烷、丙烷和二氧化碳。天然气

水合物的形成通常需要高压和低温（例如，甲烷水合物

的形成所需的压力和温度分别为10 MPa和277 K）。在

这样的形成条件下，天然气水合物会于海底油气输送管

线中形成并致其堵塞，从而造成严重的安全和环境风

险。天然气水合物通常被认为是影响海上石油/天然气

输送的主要因素，因为水合物从成核到形成堵塞管道所

需的时间比其他流动保障因素（如蜡或沥青质沉积）短

得多。水合物堵塞的形成如图1[2]所示。

另外，诸如深井井喷等泄漏问题会对安全和环境

造成严重影响。在深井井喷期间，水合物形成所需的

周围温度和压力通常在热力学相界内。起初，离开井

的油/气温度高于水合物平衡条件。然而，水会将油/
气冷却到有利于水合物形成的平衡条件的温度。而且，

水合物的形成通常发生在水 /气界面。这会给环境带

来极大的风险，因为随着天然气水合物颗粒数量的增

加，静水压力会下降，天然气水合物会开始分解。天

然气水合物在地表分解，会释放出易燃的、甚至可能

有毒的气体[3]。
传统上，石油工业通过“完全避免水合物”的方法

来应对输送管道中的天然气水合物的形成。这种回避方
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法是将大量（体积分数约40%）的热力学水合物抑制剂

（THI），如甲醇和乙二醇，注入到管线中以防止形成天

然气水合物。这种方法很不经济，特别是当油田全面开

采时，必须向管道中注入大量的THI。在过去的10年左

右，管线中的天然气水合物处理方法已发生转变。目前

的天然气水合物处理方法主要是“水合物管理”法。在

这种处理方法中，允许天然气水合物在管线中形成，但

是我们可以通过注入少量（体积分数为1%~2 %）水合

物抑制剂-防结块剂（LDHI-AA）来控制天然气水合物

浆液的性质。我们可以通过注入LDHI来控制天然水合

物的一些性质，如天然气水合物颗粒间的内聚力以及粒

度分布。这两种性质会影响水合物浆液的黏度，从而影

响管线中的天然气水合物的可运输性。

基于固体悬浮液的流变学，我们可以知道，管线中

天然气水合物的形成会使浆液的相对黏度（和管线中的

压降）增加，这可能影响管线中水合物的可输送性。因

此，评估水合物颗粒的可运输性，需要运用天然气水合

物浆液的流变性质的前沿知识，这是许多能源应用所必

需的，包括天然气的分离、脱盐或封存。

人们已经开展了一些探究和模拟天然气水合物浆液

的黏度方面的研究，包括小规模和大规模的调查研究。

在小规模调查研究中，研究人员使用大气压和高压流变

仪进行黏度测量[4–12]；在大规模的研究中，研究人员

使用大规模的流动回路来测量压降并计算浆液的黏度

[13–18]。本文回顾了目前文献中现有的不同相对黏度模

型，并比较了它们在预测天然气水合物浆液相对黏度方

面的表现，并对每个模型进行了讨论和比较。

2. 流变模型

2.1. Camargo-Palermo 模型

目前，石油和天然气工业使用2002年推出的 

Camargo-Palermo模型来预测天然气水合物浆液的相对

黏度[19]。该模型基于两种不同力之间的力平衡，这两

种力决定了悬浮在油相中的水合物聚集体的尺寸。对于

流动系统，我们认为有两种对立的力在控制着水合物聚

集体的尺寸。第一种力是水合物颗粒之间的内聚力，其

增加了水合物聚集体的尺寸；第二种力是剪切力，其作

用是破坏水合物聚集体并因此降低水合物聚集体的平均

尺寸。另外，Camargo-Palermo模型假定水合物聚集体

表现为球形颗粒。用于预测天然气水合物浆液相对黏度

的Camargo-Palermo方程式如式（1）、（2）所示。

  （1）

  （2）

在式（1）中，dA和dp分别为水合物聚集体的直径和

单个水合物颗粒的直径， f 为水合物聚集体的分形维数。

有几篇文献报道了天然气水合物系统的分形维数 f 值在

2~2.7的范围内，而Camargo和Palermo[19]以及Qin等[20]
认为 f 的值为2.5。变量Fa是水合物颗粒之间的内聚力；φ
是固体颗粒的体积分数；φmax是最大充填率，通常它的值

是0.74或0.64。变量η0是悬浮液的黏度；γ
.
代表系统的剪

切速率。式（2）定义了有效水合物体积分数φeff。

一般来说，使用Camargo-Palermo模型预测天然气

水合物浆液的相对黏度，我们需要求解式（1）来确定

水合物聚集体的尺寸dA。一旦确定了水合物聚集体的尺

寸，则可以使用式（2）计算有效水合物体积分数φeff。

最后，可以使用相对黏度模型计算天然气水合物浆液的

相对黏度ηr，如下所述。然而，Camargo-Palermo模型中

使用了Mills方程，如式（5）。应该指出的是，如果式（1）

图1. 输送管道中水合物堵塞形成的概念图。图中展示了天然气水合物的分子结构（改编自参考文献[2]）。
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提供的水合物聚集体尺寸dA的值小于单个水合物颗粒的

原始尺寸dp，即如果dA < dp，则可以假定颗粒保持未聚

集状态，并且有效水合物体积分数等于天然气水合物浆

液的体积分数，即φeff=φ。

2.2. 相对黏度模型

由于天然气水合物是固体颗粒，我们通常用相对黏

度来分析天然气水合物浆液的黏度。之所以选择相对黏

度用于分析，是因为它能够在不同含水量以及不同的油

黏度上进行比较。相对黏度可以由下式定义：

  （3）

式中的分子是在特定温度（T）、压力（P）和天然气水

合物的体积分数（φhyd）下水合物浆液的黏度，分母是

在相同的温度和压力下连续油相的黏度（即水含量等于

零，WC = 0）。本文对3种不同的相对黏度模型进行了

讨论和分析：①Krieger-Dougherty模型；②Mills模型和

③Majid-Wu-Koh模型。

选择Krieger-Dougherty模型应用于这项工作，是

因为它是固体悬浮液最常用的相对黏度模型之一。将

我们常用的相对黏度模型与水合物浆液黏度数据进行

比较是非常有必要的。选择Mills模型是由于该模型在 
Camargo-Palermo模型中使用，同时该模型目前正被石油

工业用于预测天然气水合物的相对黏度。最后，我们选

择Majid-Wu-Koh模型是因为该模型由本文作者于近期提

出，并被应用于天然气水合物浆液黏度数据开发中。

2.2.1. Krieger-Dougherty 模型

Krieger-Dougherty模型于1959年被提出。这个模型

结合了早期的模型[即Mooney（1951）、Brinkman（1952）
和Roscoe（1952）模型]，并使用了有效的文献数据（直

到1959年）来拟合模型。式（4）为Krieger-Dougherty模型。

  （4）

在式（4）中，B是爱因斯坦系数，它是从广泛的实

验数据中得到的。爱因斯坦系数的值在2.5~5的范围内，

而最大充填率[21]通常在0.64~0.74的范围内[22]。

2.2.2. Mills 模型

Mills相对黏度模型于1985年被提出。该模型考虑

了悬浮液的充填和最大充填率。具体来说，该模型考虑

了可以被包裹在颗粒之间的固定化流体。由于流体被

截流，减少了悬浮液的量，因此增加了系统的整体黏

度。综上所述，Camargo-Palermo模型使用Mills模型来

预测天然气水合物浆液的相对黏度。公式（5）中给出

了Mills模型的等式。对于天然气水合物系统，φmax的值

通常取0.64或0.74 [22]。

  （5）

2.2.3. Majid-Wu-Koh 模型

Majid等[23]最近提出了一个相对黏度模型，如式

（6）所示，表示为固体颗粒体积分数φ的微分方程。这

个微分方程有3个参数。最大充填率φmax通常取0.74或
0.64 [22,24–26]，但在本文中设定为0.74。对于球体悬

浮[24–27]，爱因斯坦系数B通常取2.5。但是，由于天然

气水合物颗粒大部分是非球形的，这个常数可能会有不

同的值。式（6）中的最后一个参数是σ，它可以作为一

个相互的作用/拟合参数。对于天然气水合物浆液系统，

σ可以被用来反映水合物颗粒之间的内聚力。这里值得

一提的是，B和σ都不一定是整数。

  （6）

Majid等[23]通过将使用模型乳化系统进行的天然

气水合物浆液系统的实验数据拟合到该模型中，获得

了B和σ。在该研究中，爱因斯坦系数B为5.33±0.73，而

相互作用参数σ为1.98±0.87。研究人员使用类似的方法

来确定冰浆系统的相应常数。研究表明，对于冰浆系

统，爱因斯坦系数B为4.25±0.03，而相互作用参数σ为
0.88±0.01。当我们将爱因斯坦系数B与相互作用参数σ
进行比较时，可以看出，天然气水合物浆液系统的标准

偏差大于冰浆系统的标准偏差。由于这些值是通过拟合

实验数据获得的，因此这可能是人工制作出的可用数据

集。在这项研究中，与冰浆系统相比，天然气水合物浆

液系统的相对黏度范围要大得多。

3. 结果与讨论

3.1. 相对黏度的比较和分析

3.1.1. 水合浆液

在本文中，我们比较了文献中提供的天然气水合物
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浆液黏度数据和各种相对黏度模型。值得一提的是，由

于每种设备都有其自身的局限性，所以比较两种不同类

型的实验研究可能是一个具有挑战性的过程。另外，在

各种条件（温度、压力、水合物结构、流体组成，尤其

是剪切速率）下进行研究，增加了将数据与相对黏度模

型进行比较的复杂性。尽管如此，为了确定每个模型的

局限性，将文献数据与相对黏度模型进行比较是可行

的。此外，这种比较有助于填补水合物浆液黏度研究中

的认知空白。

在这项研究中，收集和比较了来自20个不同研究

（由110个数据点组成）的数据[10,12,14–16,19,20,23,28–
36]。这些数据来自已发表的期刊文章或会议记录。我们

对收集的数据进行了分析，同时将这些数据以相对黏度

的形式呈现出来，如前面定义的式（3）所示。从式（3）
中可以看出，水合物浆液的黏度在类似条件下可以用悬

浮液的黏度进行标准化。这使得我们可以在所有实验条

件（温度、压力和悬浮液的黏度）下对不同水合物体积

分数进行比较。应该指出的是，收集的数据有不同的剪

切速率。在这项研究中，我们间接评估了剪切速率的影

响。具体而言，系统的剪切速率被用在Camargo-Palermo 
模型中以确定水合物聚集体粒度。

天然气水合物浆液在各种天然气水合物体积分数

下的相对黏度比较结果见图2 [10]（天然气水合物系

统）和图3[10]（模型水合物系统）。图2的结果来自对

天然气水合物浆液的研究。这些研究使用了甲烷、甲

烷/乙烷混合物和二氧化碳等天然气水合物形成剂。另

一方面，图3的结果来自使用模型水合物如环戊烷、四

丁基溴化铵（TBAB）和四丁基氟化铵（TBAF）的研

究，其在大气压条件下是稳定的。我们将这些结果区分

开来，是因为模型水合物的性质可能不同于天然气水合

物。实际上，TBAB被称为半笼形包合物，其中水合物

形成剂TBAB可以参与构成笼形结构。在这组对比中，

3个不同的相对黏度模型也在图2和图3中给出。对于

Krieger-Dougherty和Mills模型，我们选择了两种不同的

最大充填率（0.64和0.74）；而对于Majid-Wu-Koh模型，

最大充填率设置为0.74。
如前所述，本研究收集的数据来自于不同条件下进

行的研究，包括使用不同天然气水合物形成体（不同气

体组成）进行的实验。因此，不同的天然气水合物结构

的形成取决于气体组成。图2显示了对两种类型的天然

气水合物结构的研究结果：结构sⅠ（sⅠ）和结构sⅡ
（sⅡ）。sⅠ天然气水合物中的每个单元晶胞由两个512水

笼和6个51262水笼组成，每个单元晶胞包含46个水分子。

图2所示的sⅠ水合物由纯甲烷、乙烷或氙形成。sⅡ天

然气水合物中的每个单元的16个512个水笼和8个51264水

笼组成，每个单元晶胞含有136个水分子。图2所示的

sⅡ天然气水合物是由甲烷、乙烷和丙烷的混合气体形

成的。

从图2和图3中可以看出，水合物浆液的相对黏度

可高达3400。在分析收集到的数据时，可以在图2中看

图2. 不同研究中3种不同模型的天然气水合物浆液的相对黏度与水合物体积分数的函数关系的对比[10]。图中标记了每项研究的水合物结构。
sⅠ和sⅡ分别代表天然气水合物结构Ⅰ和结构Ⅱ。
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到Webb等[12]获得的数据与所有其他实验结果相比，具

有较高的相对黏度。我们认为这些较高的相对黏度值是

由于研究中使用的模型乳液系统所造成的。在研究工作

中，使用由十二烷、Aerosol OT和水组成的模型系统。

我们观察到该混合物形成微乳液，对其进行动态光散射

（DLS）分析显示出水滴的大小在20~50 nm的范围内。

这种小液滴和随后产生的天然气水合物颗粒可能使浆液

的相对黏度更高。

从图3可以看出，从Zylyftar等[4]获得的数据由恒定

水合物体积分数下的不同相对黏度值组成。在该研究工

作中，笔者在不同盐浓度（质量分数为0~15 %）和剪切

速率（1~100 s–1）下以恒定水合物体积分数对环戊烷水

合物进行了研究。目前的调查结果显示，Majid-Wu-Koh
模型具有最佳剪切速率。

在实验数据和预测模型之间进行对比时，观察到水

合物浆液的相对黏度随着水合物体积分数的增加而迅速

增加。比较本文讨论的3种模型，Krieger-Dougherty和
Mills模型表现相对相似，随着相对黏度的增加，固体浓

度相对减小，直至水合物体积分数为40%或50%；另一

方面，对于Majid-Wu-Koh模型，相对黏度对相同范围

内颗粒浓度的变化更敏感，具体而言，随着固体浓度的

增加，其相对黏度迅速增加。

3.1.2. 冰浆的相对黏度

为了解浆液的流动性质以优化系统，已经对冰浆的

流变性进行了研究，特别是在制冷系统中。最初关于天

然气水合物浆液黏度的研究着重于探究冰浆的性质，因

此，将冰浆的相对黏度与天然气水合物浆液的相对黏度

进行比较是有意义的。Rensing等[37]在2011年对冰浆进

行了实验并得到结果。在研究工作中，他们研究了水体

积分数为0.1~0.7的原油乳液。以冰浆的相对黏度作为含

水量/颗粒浓度的函数进行的研究结果示于图4 [37]。
图4显示，在低浓度固体冰粒（体积分数小于或等

于10%的水）的存在下，相对黏度仅略有增加。然而，

随着冰粒体积分数的增加（体积分数高于25%的水），

冰浆的相对黏度显著增加。事实上，Rensing等[37]的研

究表明，这与屈服应力测量数据一致，如图5所示。屈

服应力被定义为材料不再弹性表现的应力。在Rensing 
的研究中，经过2 h的退火后，在–10 ℃进行的屈服应力

测量表明，对于初始水含量小于或等于25%（体积分数）

的系统，观察到的屈服应力可忽略不计[37]。 因此，得

出的结论是，低于25%（体积分数）的水含量的系统

可以等效为冰粒不会聚集的稀释系统。但是，含水量高

于（或等于）25%（体积分数）时，冰粒聚集并可能阻

塞油的运输。这种情况增加了系统的有效体积分数，并

因此增加了浆液的整体相对黏度。

类似于天然气水合物浆液的相对黏度，将冰浆相

对黏度的实验数据与来自之前考虑的3种不同模型的预

测数据进行比较。比较结果如图4所示。从图中可以看

出，除Majid-Wu-Koh模型（使用适合天然气水合物的

参数）之外，所有其他模型都能够预测相对含水量为

10%（体积分数）的冰浆黏度。但是，在含水量较高

图3. 不同研究中3种不同模型的水合物浆液的相对黏度与水合物体积分数的函数关系的比较[10]。图中标记了水合物前体。TBPB：四丁基溴化膦。
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[含水量高于25%（体积分数）]时，所有模型都无法很

好地预测冰浆的相对黏度。此外，据观察，水合物系

统的Majid-Wu-Koh模型高估了冰浆的相对黏度，而

Krieger-Dougherty和Mills模型低估了冰浆的相对黏度。

Majid-Wu-Koh模型（使用适合于冰的参数）也在图4
中给出，其中拟合度在含水量等于或高于25 %（体积

分数）时是合理的。

对天然气水合物和冰浆的屈服应力也进行了比较

[12,37]。甲烷水合物的屈服应力测量结果见图6 [12]。
当比较天然气水合物浆液与冰浆的屈服应力时，可以看

出，对于天然气水合物浆液，水体积分数约为0.25时的

屈服应力增加。但是在约0.6的较高水体积分数下，才

观察到冰浆屈服应力的增加。屈服应力结果与相对黏度

结果相一致，这表明与类似颗粒浓度的冰浆相比，天然

气水合物浆液的相对黏度有较大幅度的增加。这一发现

提示，与冰浆相比，天然气水合物浆液可能会有更高程

度的颗粒团聚[6–8]。

3.2. 误差分析

我们对该研究进行了误差分析，以比较每种模型对

于水合物和冰浆的定量性能。通过将实验数据的相对

黏度与使用特定模型预测的相对黏度进行比较来进行

误差分析。从文献中获得诸如剪切速率、液滴尺寸和

油黏度等信息。使用特定模型确定相对黏度的第一步

是确定颗粒（水合物/冰）聚集体的平均尺寸dA。如式

（1）所示，Camargo-Palermo模型用于确定聚集体的大

小。在该分析中，分形维数 f设定为2.5，内聚力Fa设定

为10 mN·m–1，这些是Camargo-Palermo模型中的默认参

图4. 应用3种不同模型对冰浆的相对黏度与冰体积分数的函数关系进行比较[37]。

图5. 冰浆的屈服应力与水体积分数的关系（改编自参考文献[37]）。

图6. 天然气水合物浆液的屈服应力与水体积分数的函数关系（改编自
参考文献[12]）。
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数值。接下来，使用式（2）计算浆液的有效体积分数。

最后，使用之前讨论的3种模型计算浆液的相对黏度：

①Krieger-Dougherty模型；②Mills模型和③Majid-Wu-
Koh模型。

一旦预测的相对黏度被计算出来，每个数据点的绝

对误差就用式（7）进行计算。在该等式中，Xi,data是从

实验数据获得的相对黏度，并且Xi,model是从模型计算的

相对黏度。式（7）中的下标i表示数据集中的第i个数据

点。接下来，使用式（8）计算误差小于30%的数据点

的百分比。在这个等式中，n是误差小于30%的数据点

的数量，N是数据点的总数。使用这种方法，可以评估

每个模型的性能：合适数据点的百分比越高，模型的性

能越好。

  （7）

 （8）

此外，我们还对实验数据和模型预测之间的绝对误

差的算术平均值进行了误差分析。这个误差分析的公式

为式（9）。该误差分析表明预测值与浆液的相对黏度的

实验值的偏差。

 （9）

应该指出，在天然气水合物浆液相对黏度的误差

分析中，模型水合物的数据（包括环戊烷、TBAB和
TBAF的调查数据）未包含在分析中。做出这个决定的

原因如下：首先，TBAB水合物是半笼形包合物，这意

味着TBAB分子参与水合物水笼的形成。因此，它们的

性质可能不同于在天然气水合物系统中物质的性质。第

二个原因与系统的过冷度有关，模型水合物如TBAB、
TBAF和环戊烷的平衡温度约为4~7.7℃。为了避免结

冰，研究人员在冰的融化温度以上（高于0℃）进行了

实验。这为系统提供了相对较小的过冷度。相反，天然

气水合物实验是在较大的过冷度下进行的。模型水合物

系统的较低的过冷度可能会增加水合物颗粒的团聚。因

此，浆液可能会有不同的表现。最后，对于天然气水合

物系统，还有一个额外的现象需要考虑：油相中天然气

分子的饱和会降低油的黏度。在Majid-Wu-Koh模型的

开发过程中，已经考虑了饱和度对整体黏度的影响。因

此，预计该模型能够被更好地应用于天然气水合物系统

中。另外，Webb等[12]的数据并没有包含在误差分析

中，因为Webb等[12]在2013年使用了一种模型微乳液，

形成了更小的水合物颗粒（在纳米尺寸范围内）。这个

平均误差分析是为了确定目前Majid-Wu-Koh模型的局

限性。目前，该模型正在进一步改进中。

3.2.1. 水合物浆液的误差分析

图7（a）给出了具有适合数据点的百分比的比较。

分析表明，Majid-Wu-Koh模型比其他两个模型更好。这

与预期一致，因为Majid-Wu-Koh模型是使用参考文献

[23]中的水合物浆液黏度数据开发的，它拟合了两个参

数——B和σ。应该指出，尽管Majid-Wu-Koh模型是使

用为一个特定系统（由模型乳液系统形成的甲烷水合物

浆液）收集的数据开发的，但它也能够相对较好地预测

其他系统的相对黏度。

如前所述，Majid-Wu-Koh模型能够相对较好地预测

天然气水合物浆液的相对黏度，因为其参数是使用天然

气水合物相对黏度数据获得和优化的。这表明，与其他

固体悬浮体系相比，天然气水合物浆液的行为不同。这

一发现并不令人惊讶，因为在水合物浆液系统中出现了

一些额外的现象，如水合物颗粒的团聚和沉降。另外，

我们知道天然气水合物的形成是迅速的，因此，在天然

气水合物形成过程中，水合物颗粒之间可能有未被转化

的水被捕获/封闭。被捕获/封闭的水可以改变有效体积

分数，从而增加浆液的相对黏度。在比较基于误差分

析的性能时，即使Camargo-Palermo模型使用这个方程，

Mills模型出乎意料地表现出了最低的效率。分析表明，

当最大充填率为0.74时，用Mills模型预测相对黏度所获

得的数据中有75%的误差超过30%。

图7（b）证实了我们的看法，即Majid-Wu-Koh模
型能更好地预测天然气水合物颗粒体积分数增加时相

对黏度的增加。Majid-Wu-Koh模型的平均绝对误差为

33%，而其他两个模型的平均绝对误差约为50%。

所有模型的平均绝对误差相对较大（大于33%）。

因此有必要了解这个大误差背后的可能原因。我们认为

这个大误差可能由以下几个原因造成。第一个原因是形

状因素。在3种模型中，水合物颗粒被假定为球形。对

于诸如天然气水合物的团聚颗粒来说，可能并非如此。

第二个原因是在所有模型中，最大充填率取0.64或0.74。
这些数值适用于密排结构的单一球形颗粒，但天然气水

合物颗粒的形状可以是非球形的。第三个原因是多分散

性会影响预测。在模型中，平均水合物聚集体大小用于
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预测相对黏度。对于天然气水合物颗粒团聚的天然气水

合物浆液系统，水合物聚集体尺寸的变化可能会影响

浆液黏度。最后，这项研究的数据集比较有限。Majid-
Wu-Koh模型是使用在某些实验条件（温度、压力和剪

切速率）下获得的数据开发的。

3.2.2. 冰浆的误差分析

由于可用的实验数据很少，对冰浆进行的误差分析

仅仅采用平均绝对误差，这在图8中可以看出。从所进

行的分析可以看出，Krieger-Dougherty模型和Mills模型

的性能极其相似。这两款模型的平均误差约为40%。另

一方面，Majid-Wu-Koh模型的平均误差降至23%。这

个平均误差低于Krieger-Dougherty和Mills模型的平均误

差。分析结果表明，Majid-Wu-Koh模型是一个适用性

广的模型，可以适用于冰或水合物浆液系统。

3.3. 相对黏度模型的改进

根据本文整理和介绍的天然气水合物浆液的相对黏

度的数据，确定了几个对改进目前的相对黏度预测具有

重要意义的变量。最重要的变量是水合物体积分数/有
效水合物体积分数和系统的剪切速率。从图2和图3中可

以看出，在大多数研究中，水合物浆液的相对黏度对水

合物颗粒浓度的升高很敏感。具体而言，我们观察到，

水合物体积分数的小幅增大会使相对黏度显著增加。这

一发现表明水合物体积分数是一个关键参数。因此，在

任何实验中，研究人员能够确定系统中形成的实际水合

物的量是非常重要的。目前，在大多数研究中，形成的

水合物的量都是基于追踪天然气消耗量来计算的，这种

方法具有局限性，除其他因素以外，我们还需要对连续

油相的饱和度作出假设。此外，我们假设在形成水合物

期间以及在团聚过程中，水合物颗粒之间可能会有一些

水被捕获/封闭[2,38,39]，这会增加浆液的相对黏度。因

此，为了改善对于相对黏度的预测，天然气水合物的有

效体积分数也是关键变量（尽管难以获得）。

除了前面讨论的变量外，为了改善相对黏度模型，

我们还可以对其他因素进行进一步的改进。目前，公式

中使用的最大充填率设置为0.64或0.74。然而，研究表

明，该值可能会发生显著变化，因为该值取决于颗粒的

粗糙度。水合物颗粒并不光滑，并且天然气水合物形

态可随着表面活性组分如AA的存在而发生改变。因此，

我们应该对此进行进一步研究以确定水合物浆液系统的

最大充填率。

图7.（a）3个不同模型的天然气水合物浆液相对黏度的相对误差小于30%的拟合数据点的百分比；（b）每个模型的平均相对黏度误差。

图8. 3种不同模型的冰浆的相对黏度的实验数据和模型预测数据之间
的平均误差。
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下一个需要改进的变量是形状因子。文献中提供的

大多数相对黏度模型均基于对光滑、球形和固体颗粒的

分析。对于天然气水合物浆液系统来说，这可能适用于

天然气水合物颗粒相对较小并且很少或没有天然气水合

物颗粒聚集的极限情况。然而，在大多数情况下并非如

此，天然气水合物聚集体是非球形的。因此，为了改善

相对黏度模型，需要进一步评估和研究相对黏度模型中

的形状因子的数值。应该指出的是，天然气水合物颗粒

的可视化是一个具有挑战性的过程，因为天然气水合物

是在高压下形成的，尽管最近的颗粒成像探针技术已经

能够原位捕获颗粒形成过程[40]，但是实现天然气水合

物颗粒的可视化依然十分困难。

4. 总结与结论

本文介绍了天然气水合物浆液的相对黏度的实验数

据和3种不同模型的预测数据的对比。3个不同的模型分

别是Krieger-Dougherty模型（φmax = 0.64和0.74）、Mills
模型（φmax = 0.64和0.74）以及Majid-Wu-Koh模型（φmax 
= 0.74）。对包含110个数据点的20个实验集的结果进

行了比较。这些数据集是从在各种条件（温度、压力、

剪切速率和天然气水合物形成剂）下进行的实验获得

的。从收集的数据中可以观察到，当天然气水合物体积

分数增加到40%或50%时相对黏度显著增加。Krieger- 
Dougherty方程和Mills方程不能预测相对黏度随着天然

气水合物体积分数的增加而快速增加的现象；另一方

面，Majid-Wu-Koh模型却能够预测相对黏度的快速增

加。对所有这些数据点进行的误差分析表明，与其他两

个模型（Krieger-Dougherty和Mills）相比，Majid-Wu-
Koh水合物系统模型能更好地预测相对黏度。Majid-
Wu-Koh模型预测效果更好，因为该模型是使用天然气

水合物浆液的相对黏度数据特别开发的。我们还对具有

相似模型的冰浆相对黏度进行了比较。结果表明，在冰

粒浓度较低（稀释状态）的情况下，随着冰粒浓度的增

加，相对黏度仅有小幅增加。但是，对于大于或等于

25%（体积分数）的含水量，随着冰粒浓度的增加，相

对黏度会迅速增加。结果还表明，Krieger-Dougherty和
Mills模型对冰浆的相对黏度的估计值偏低，而水合物

系统的Majid-Wu-Koh模型对冰浆的相对黏度估计值偏

高。然而，适用于冰浆系统的Majid-Wu-Koh模型的预

测结果比Krieger-Dougherty和Mills模型的预测结果要好

得多。本文讨论了相对黏度模型所需的改进并提出了几

点建议。首先，我们需要更好的方法来计算天然气水合

物的量和水合物的有效体积分数。其次，实验数据表明，

在相似浓度的天然气水合物中，天然气水合物浆液的相

对黏度取决于系统的剪切速率。接下来，应考虑最大充

填率，因为它可能很大程度上受颗粒粗糙度的影响。因

此，还应该研究和改进天然气水合物浆液系统的最大充

填率。最后，还应探讨和改善天然气水合物浆液的颗粒

形状因子。

本文提供了使用3种不同模型预测天然气水合物浆

液的相对黏度，并对预测数值进行了比较。比较结果有

助于确定每个模型的性能，并能帮助我们认识到天然气

水合物流变学研究中的知识缺口。
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