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摘要

地下地热储能在封存容量和封存周期上比其他储能策略更具有潜力。二氧化碳（CO2）由于具有优越的
热力学属性而被视为一种极具潜力的储能介质。此外，利用CO2羽流进行地热储能可将CO2储存于地质
体中来缓解温室效应。本文提出了一个地热储能和二氧化碳封存利用协同的一体化框架：首先将CO2注
入地热层进行能量积累。然后，将产生的高能CO2注入目标油藏中，用于CO2利用和地热能储存。最后，
将CO2有效地封存在油藏地质体中。结果表明，随着高能CO2的注入，目标油藏的平均温度大幅度提高。
在地热能的协助下，CO2的地质利用率更高，从而使驱油效率提高了10.1%。根据对模拟CO2场地的封存潜
力进行评估，CO2注入110年后，地质体的利用率将高达91.2%，场地内CO2的最终注入量将高达9.529 × 
108 t。经过1000年封存，超临界相在CO2封存中占主导地位，其次是液相，然后是矿化相。此外，由于残
余油的存在，溶解封存捕获的CO2封存量显著增加。更重要的是，CO2在大规模储存地热能方面表现出
优异性能。例如，在本课题研究的地质体中储存的总能量每年可为超过3.5 × 107户普通家庭提供能源供
应。应用这种一体化方法对于大规模地热能储存以及实现碳中和目标意义重大。
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1. 引言

近年来，由于全球工业化进程加快，大气中的二氧化

碳（CO2）浓度急剧增加。CO2浓度增加是导致气候变化

及其他对我们生活环境产生有害影响的主要原因[1]。根

据国际能源署（IEA）的报告，到2021年，全球与能源相

关的二氧化碳排放量增加6%，达到3.63 × 1010 t [2]。全球

二氧化碳排放的绝对增量超过 2 × 109 t，为历史最大

增幅[2]。

自2000年以来，CO2一直被用作从深部地热层中提取

地热能的优良工作介质[3]。与地下盐水相比，CO2有三大

主要优势：① CO2中的矿物溶解度比地层盐水小，减少了
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管道或设备的结垢[3]；② CO2的运动黏度低于地层盐水

的运动黏度，降低了CO2的压力损失[4‒5]；③ CO2的可

压缩性比液态水更强，可以产生热虹吸，从而降低对循环

泵的要求[6‒9]。研究发现，CO2比地层盐水具有更高的传

热速率[10]。然而，由于地热层用于封存的体积有限，其

CO2封存潜力也有限[11‒12]。因此，已提出具有极低渗透

率盖层的沉积型地热盆地用于CO2封存，因为它们已被认

为具有巨大的CO2封存潜力[13‒17]。最近，提出将枯竭

天然气藏[18]和枯竭油藏[19]作为CO2封存和能量储存的

适宜场所[20]。

化石燃料燃烧产生大量的CO2排放，占全球碳排放量

的73% [21]。CO2利用与封存被认为是目前最可行、最适

用的CO2捕集、利用与封存（CCUS）技术之一，迄今为

止占全球碳减排总量的77% [22]。在目标油藏中利用CO2

提高原油采收率和碳封存相结合的方法是最有前景的CO2

利用和封存方法之一[23‒28]。CO2提高原油采收率的效果

很大程度上依赖于CO2与原油之间的传质[29‒34]。研究

发现，混相驱或近混相驱与非混相驱相比可获得更高的原

油采收率[35‒38]。此外，混相或近混相条件下的CO2封

存潜力比非混相条件下更显著[35‒38]。为了实现混相，

油藏压力应等于或高于最小混相压力（MMP）[39]。然

而，通过人为方式提高目标储层压力来实现混相是不经济

的[40‒41]。最近，化学溶剂如乙醇、丙醇、二甲醚[42‒

43]被引入CO2中用以提高原油采收率，可使CO2与原油

的MMP降低10%以上。除了降低MMP，改进的CO2注入

方式——如水交替气体（WAG）等——已经有研究表明

其能通过提高 CO2 波及效率来改善 CO2 的注入性能

[44‒49]。

在这项工作中，提出了一个地热储能和CO2封存与利

用协同的一体化框架。在此框架下，首先将CO2注入地热

层，由于低温CO2的传热系数更高，地热能被有效地传递

给低温CO2。然后将产生的高能CO2引入目标储层，在实

现CO2利用和封存的同时，实现地热能储存。该一体化框

架的工作流程示意图如图1所示。

2. 理论模型

2.1. 模拟工具概述

本研究使用 TOUGHREACT-EOR模拟器进行仿真模

拟，该模拟器可以模拟CO2与多组分油相之间的相互作

用，以及地下复杂多相渗流体系中的多组分反应溶质运移

过程。该模拟器是通过在现有的多相流传热-流动-化学

（T-H-C）反应溶质运移模拟框架中引入多组分油相来实

现的[50‒52]。在模型的数值计算过程中，空间离散采用

积分有限差分法（IFD），时间上采用全隐式差分法，渗

流场和化学的反应溶质运移的耦合计算则参考前人研究采

用顺序耦合[53]。模拟器的研发及详细情况可以参考之前

的一项研究[54]。

以上过程实现了含油多相多组分模拟程序与T-H-C反

图1. 地热储能和CO2封存与利用一体化框架的工作流程示意图。
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应溶质运移模拟器的耦合，更新后的模拟器仍具有基础模

拟器的所有优点（即考虑对流扩散、地球化学反应的非等

温多相溶质运移，以及包含热力学和动力学参数的综合数

据库）。二者的主要区别在于更新后的模拟器考虑了以下

过程：①闪蒸模型，解决CO2与多组分油相之间的传质过

程；② CO2与原油的混相和不混相过程。总之，更新后的

模拟器可定量表征CO2在超临界相、溶解水相、溶解油相

和矿化固相之间的迁移和转化过程，是CO2地质利用技术

中碳封存研究的优选软件。

2.2. 模型初始条件及边界条件

本次研究构建了三维（3D）井筒 -储层耦合模型。

图 2显示了井筒-储层耦合模型的纵向剖面，模型中使用

不同的控制方程来计算井筒和储层中的流体相态。井筒采

用一维（1D）两相动量方程，储层采用3D多相达西定律

[55]。整个地层的厚度为 2.02 km，包括位于底部的地热

层（厚度为 100 m，深度为 3.52 km）和位于顶部的油藏

（厚度为 20 m，深度为 1.5 km）。模型中定义了一组“反

九点”的注采井网以完成所需的模拟工作，根据对称原

则，该模型只模拟了井网的1/4区域，并在横向边界考虑

了固定温度和压力的Dirichlet条件。而井筒与地层之间的

热交换采用半解析法计算[56]。

流体可以通过一口 200 m长的水平井在地热层中加

热，然后沿着一口2 km长的垂直井注入油藏。表1和表2 

[57]详细列出了目标油藏的初始物理参数和模型中使用的

原油拟组分。地热层初始物理参数和井筒参数详见

表3 [58]。

模型的地球化学条件根据实测数据设定，目标区的地

层水类型为Na-HCO3型，地层岩性为长石石英砂岩。研

究考虑了影响矿物溶解和沉淀的反应动力学的三种控制机

制，并利用Lasaga模型（1984年）计算出反应速率常数

（k）如下：

图2. 井筒-油藏耦合模型纵剖面

表1　目标油藏的初始参数

Parameter (unit)

Density of the reservoir rock (kg·m−3)

Porosity

Depth of the bottom rock (m)

Permeability (mD)

Temperature (K )

Pressure (MPa)

Heat conduction coefficient of the reservoir rocks (J·(kg·K)−1)

Specific heat capacity of the reservoir rocks (W·(m·K)−1)

Thickness of reservoir (m)

Oil saturation

Value

2600

0.148

1500

10.2

333.15

15.0

2.51

920

20.0

0.51
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式中，k25(mol·(m2·s)−1)是 25 °C时的反应动力学常数；Ea

(kJ·mol−1)是活化能；R是气体常数；T0是绝对温度（K）；

α是相自由度。酸（H）和碱（OH）机理的能量条件（n）

均为H+，上标nu表示中性机理。表4和表5列出了与地球

化学计算有关的反应动力学参数[59‒61]。

CO2和碳氢化合物组分在气相和油相中的溶解度是利

用 Peng-Robinson（PR）状态方程通过闪蒸计算得出的，

而CO2在水相中的溶解度则是利用亨利定律计算得出的。

模型中考虑了牛顿内摩擦理论，即油的黏度（μ）是温

度、压力、压缩系数和组分特性的函数[62]：

μ =
1
f
=

1

∑i = 1

N ∑j = 1

N θiθj E
A
ij

uiuj

（2）

式中，f是多组分流体的流动性；N是组分的数量；ui是第

i组分的黏度；θi (θj )是 xi(xj)和Mi (Mj)的函数；E A
ij是第 i组

分和第 j组分之间的平均效率交互系数。相关方程如下：

μi = μc[1 + a (P -Pc ) ]exp (Ea /RT ) （3）
θi =

xi Mi∑i = 1

N xi Mi

（4）

E A
i j =

2 Mi Mj

Mi +Mj

 （5）
式中，μc为临界黏度；T 为热力学温度（K）；P 为压力

（Pa）；a为压力系数（Pa−1）；xi为组分 i的摩尔分数；Mi

为组分 i的分子质量。

在这项工作中，目标油藏采用CO2和水交替注入进行

表2　目标储层流体初始拟组分[57]

Component

CO2

N2 and C1

C2

C3 and C4

i-C5 and C6

C7‒C10

C11‒C25

C25+

Mole fraction

0.00970

0.30880

0.03960

0.04660

0.00170

0.05370

0.16197

0.37790

Pc (atma)

72.900

45.158

48.200

40.703

32.909

26.390

19.357

16.922

Tc (K)

304.700

189.078

305.430

382.490

470.810

595.870

617.830

907.900

Vc (cm3·mol−1)

0.094000

0.089500

0.009000

0.148000

0.203000

0.255780

0.327352

0.442394

Molecular weight (g·mol−1)

44.010

16.326

30.070

47.589

73.545

118.180

175.470

534.800

Acentric factor

0.225000

0.013638

0.098600

0.163450

0.248180

0.343530

0.822800

1.151000

Pc: the critical pressure; Tc: the critical temperature; Vc: the critical volume; i-C5: isopentance. 
a 1 atm = 101 325 Pa.

表3　深层地热层热物性参数表

Parameter (unit)

Density of reservoir rock (kg·m−3)

Porosity

Permeability (mD)

Depth of bottom rock (m)

Temperature of bottom rock (K)

Heat conduction coefficient of reservoir rocks (J·(kg·K)−1)

Specific heat capacity of reservoir rocks (W·(m·K)−1)

Heat conduction coefficient of well wall (J·(kg·K)−1)

Specific heat capacity of well wall (W·(m·K)−1)

Diameters of tube (m)

Value

2600

0.148

0.101

3000

383.15

2.51

920

Horizontal: 4.00, vertical: 0.02

750

0.5

表4　初始地层水离子组成[59]

Component

Na+

K+

Ca2+

Mg2+

C (mol·L−1)

9.25 × 10−2

2.88 × 10−2

1.26 × 10−3

1.17 × 10−3

Component

SO4
2−

HCO3
−

Cl−

—

C (mol·L−1)

1.09 × 10−2

3.37 × 10−2

1.26 × 10−1

—

C: total dissolved concentrations of chemical components, which are concen‐
trations of the basis species plus their associated aqueous secondary species.
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开发，为期 10年。其中，在第一期（即 0—2.5年）和第

三期（即 5.0—7.5 年）的 2.5 年中，注入 CO2；在为期

2.5年的第二阶段（即 2.5—5.0年）和第四阶段（即 7.5—

10.0年），则进行注水，以提高注入流体的波及体积并增

强地热层的传热能力。经过 10年的交替注入周期后，连

续注入CO2 100年，进行CO2封存和地热能储存。这里需

要注意的是，在进行CO2封存的同时，地热能也被储存在

目标地质体内。本次模拟采用了三种情况：①首先将CO2

或水注入地热层实现能量的吸收，然后将高能CO2注入目

标地质体进行CO2利用，即提高原油采收率；②直接将

CO2或水注入目标储层进行原油提采；③假定目标油藏枯

竭，然后注入CO2进行100年的封存，更重要的是，随着

CO2的地质封存，CO2中也储存了地热能。

3. CO2储能计算

在给定的压力和温度下，CO2中储存的总能量由温度

㶲和压力㶲组成[63]，其计算公式如下：

exH = exT + exP （6）
式中，ex,H表示在给定条件下CO2的比焓（即总能量），单

位为kJ·kg−1；ex,T表示温度比热，单位为kJ·kg−1；ex,P表示

压力比热，单位为kJ·kg−1。

ex,P可视为等温条件下CO2膨胀所做的功，可表示如

下[58]：

exP = ex (TsP1 )- ex (TsP2 )= ∫
P2

P1

VdP = Ts Rgln 
P1

P2

（7）
式中，Ts代表系统温度，单位为K；P1 代表目标储层中

CO2的绝对压力，单位为MPa；P2代表地面天然气的绝对

压力，单位为MPa；V代表CO2的比容，单位为m3·kg−1；

Rg代表气体摩尔常数。

当温度从 Ts 变为给定温度时， ex,T 的计算公式如

下[64]：

exT = ex (T1P1 )- ex (TsP1 )= ∫
Ts

T

CP (1 -
Ts

T1

)dT

=CP (Ts - T1 )-CPTsln 
Ts

T1

（8）

式中，T1表示CO2的温度，单位为K；CP表示给定压力下

的比热容，单位为kJ·(kg·K)−1。

4. 结果与讨论

4.1. 提高储层温度

目标储层的初始温度为333.15 K。高能CO2/水流经地

热层后的温度增量表示如下（见附录A中的图S1）：在前

2.5年，CO2注入温度为383.15 K的地热层，然后注入到初

始温度为333.15 K的目标储层中。高能CO2（其温度平均

值为341.75 K）的温度始终高于初始储层温度（333.15 K）。

表5　初始矿物体积分数及其动力学性质[60‒61]

Mineral

Quartz

Albite

K-feldspar

Calcitea

Kaolinite

Chlorite

Siderite

Na-smectite

Ca-smectite

Ankerite

Illite

Oligoclase

Magnesite

Dawsonite

Dolomite

Hematite

Vol% of 

solid

37.83

34.84

4.56

2.84

0.12

0.68

0.09

6.35

6.35

3.64

1.70

0

0

0

0

0

S (cm2·g−1)

9.800

483.000

9.800

9.800

151.600

151.600

9.800

151.600

151.600

9.800

151.600

19.795

9.800

9.800

9.800

12.900

Neutral mechanism

k25 (mol·(m2·s)−1)

1.140 × 10−8

2.750 × 10−13

3.891 × 10−13

—

6.918 × 10−14

3.020 × 10−13

1.260 × 10−9

1.660 × 10−13

1.660 × 10−13

1.26 × 10−9

1.660 × 10−13

1.445 × 10−12

4.571 × 10−10

1.260 × 10−9

2.951 × 10−8

2.512 × 10−15

Ea (kJ·mol−1)

87.70

69.80

38.00

—

22.20

88.00

62.76

35.00

35.00

62.76

35.00

69.80

23.50

62.76

52.20

66.20

Acid mechanism

k25 (mol·(m2·s)−1
—

6.920 × 10−11

8.710 × 10−11

—

4.898 × 10−12

7.762 × 10−12

1.590 × 10−4

1.047 × 10−11

1.047 × 10−11

1.590 × 10−4

1.047 × 10−11

2.138 × 10−10

4.169 × 10−7

1.590 × 10−4

6.457 × 10−4

4.074 × 10−10

Ea (kJ·mol−1)

—

65.0

51.7

—

65.9

88.0

45.0

23.6

23.6

45.0

23.6

65.0

14.4

45.0

36.1

66.2

n (H+)

—

0.457

0.500

—

0.777

0.500

0.900

0.340

0.340

0.900

0.340

0.457

1.000

0.900

0.500

1.000

Base mechanism

k25 (mol·(m2·s)−1)

—

2.510 × 10−16

6.310 × 10−22

—

8.913 ×10−18

—

—

3.020 × 10−17

3.020 × 10−17

—

3.020 × 10−17

—

—

—

—

—

Ea (kJ·mol−1)

—

71.0

94.1

—

17.9

—

—

58.9

58.9

—

58.9

—

—

—

—

—

n (H+)

—

−0.572

−0.823

—

−0.472

—

—

−0.400

−0.400

—

−0.400

—

—

—

—

—

Minerals with an initial volume fraction of 0 were secondary components that may have been present during the simulation. 
S: the specific reactive surface area per unit mass of solid; vol%: volume percentage of minerals to total rock skeleton. 

a Calcite is controlled by local equilibrium.
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为了提高CO2利用效率，在第二个 2.5年周期内，注CO2

与注水交替进行。可以看出，注入水的温度高于CO2的温

度，高达 355.45 K，这是因为单位质量水的比热容高于

CO2的比热容。

在第三个 2.5年周期内，将高能CO2回注到目标储层

中。如附录A中的图S1所示，高能CO2在注入初期温度

急剧下降。经过2.5年的注水开发，在地热层与目的层之

间的井段已被凝析水充满。当高能CO2流经该段时，由于

与冷凝水发生热交换而产生大量的热损失，导致高能CO2

的温度急剧下降。然而，高能 CO2 的温度逐渐升高至

341.15 K 左右，有利于 CO2利用。在第四个 2.5 年期间，

再次注水，此时平均温度高达351.15 K，远高于原始目标

油藏温度333.15 K。

在CO2/水注入的两个周期中，目标油藏上方的温度

分布如附录A中的图S2所示。高能CO2/水注入时井筒周

围的温度远高于目标储层主体的温度。与高能CO2注入相

比，高能水注入导致注入井筒周围的温度要高得多。高能

CO2注入0~2.5年和5.0~7.5年期间目标储层的平均温度分

别为 335.4 K和 336.41 K，高于目标储层的初始温度。此

外，高能水注入 2.5~5.0年和 7.5~10.0年期间目标储层的

平均温度分别为 336.9 K和 338.23 K。因此，与高能CO2

注入相比，高能水注入对目标储层温度的提升效果更好。

与直接注入CO2/水相比，高能CO2/水注入导致目标储层

具有相对较高的温度。较高的温度促进了CO2向原油中的

传质，降低了原油的黏度，从而提高了CO2的利用效率，

提高了原油采收率。此外，较高的温度对于CO2大规模地

热储能至关重要。

4.2. CO2地质利用

图3为CO2/水注入10年后目标储层的原油黏度分布。

井附近的原油黏度相对高于目的层主体原油黏度。井筒附

近的剩余油被CO2和注入水有效地驱替，由于CO2的萃取

作用，导致黏度变大，即CO2对原油中的轻烃具有较强的

萃取作用。经过两次CO2循环抽提后，原油黏度显著增

加。循环注入高能CO2/水后（方案 1），整个目标储层的

原油黏度普遍小于直接注入CO2/水后（方案 2）。额外的

地热能有助于降黏，并促进CO2的利用，以提高原油采

收率。

图 4根据注高能CO2/水开发时间（方案 1）和直接注

CO2/水开发时间（方案2）进行产油量对比。在注入后的

前四年，两种方案的产油量相当。在开发初期，CO2的注

入量对提高CO2利用和封存起到关键作用。在注入后的第

四至十年，引入的地热能降低了原油的黏度，提高了原油

的流动性，有利于CO2的利用。在没有地热能的情况下，

由于原油和CO2/水之间的高流度比，注入的CO2/水很容

易突破。然而，由于地热能的引入，随着时间的推移，流

动比降低，直接注CO2/水的产油量滞后于注高能CO2/水

的产油量。也就是说，在注入后的第四至十年期间，增加

的地热能对提高CO2利用率的作用比前四年更显著。

根据波及体积计算 10年的驱替效率，结果如图 4所

示，方案1为63.6%，方案2为53.5%。结果表明，在方案

1中提高原油采收率的主要机理是由于地热能的引入增强

了CO2与原油之间的传质作用。高能CO2/水注入后的平均

含油饱和度（见附录A中的图S3）普遍低于直接CO2/水

注入后的平均含油饱和度（见附录A中的图S3），验证了

地热能辅助下CO2的利用效率更高。

4.3. 油藏开发过程中的储能和CO2封存

在最初的 2.5年中，随着CO2不断注入（见附录A中

的图S4），大量的CO2溶解于原油中。因此，CO2的摩尔

分数增加，特别是在注入井筒附近，其平均值为 0.4485。

在 2.5~5.0年期间，注水，注入水驱替饱含CO2的储层流

体，导致CO2摩尔分数突然降低。随后再注入CO2，CO2

摩尔分数增加到平均值0.2209，小于第一轮CO2注入时的

图3. 注入10年后目标油藏的原油黏度分布。（a）方案1；（b）方案2。
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CO2摩尔分数。在7.5~10年期间，再次注水，CO2摩尔分

数下降到平均值0.1766。可见，注入水对CO2在储层流体

中的溶解有重要影响，不利于CO2的封存。

直接注CO2/水（方案2）导致油相中CO2的摩尔分数

（见附录A中的图S4和图S5）相对较小，产生这种现象主

要有两方面原因。首先，高能注入条件（方案1）中，较

高的温度使得储层流体的黏度保持在相对较低的水平，这

对于实现CO2与储层流体之间的充分接触至关重要。此

外，在较高温度下，CO2具有较高的扩散系数，有利于

CO2与储层流体之间形成混相。因此，额外的地热能有利

于目标储层中CO2封存。方案1中注入井筒附近储层孔隙

度大于方案 2（见附录A中的图S6）。这表明，在地热能

辅助下，方案1中的CO2/水在流动和波及目标储层中的储

层剩余流体方面表现出更优越的性能。目标储层中因此形

成的自由空间是未来大规模CO2封存和地热储能的适宜

场所。

CO2还可以作为一种良好的地热储能介质，将深部地

热能转移到较浅的目标油藏中进行大规模的能量储存。如

前所述，储存在CO2中的总能量高度依赖于系统压力和温

度，由温度㶲和压力㶲组成。附录A中的图S2为注入高

能 CO2/水后目标储层的平均温度升高情况。注入高能

CO2/水（见附录A中的图S7）后，储层压力大幅度提高。

这里需要说明的是，原始地层压力为15.0 MPa。与直接注

CO2/水相比（方案2），注入高能CO2/水后（方案1）的目

标储层压力增加幅度较小。当地热能转移到目标储层中

时，储层流体的黏度显著降低，这有利于CO2在储层流体

中的溶解，从而导致相对较低的储层压力。

在本次模拟中，CO2 的注入量为每天 43.2 t；经过

10年的CO2/水注入，累计注入CO2量为 78 840 t，伴随油

藏流体产出CO2量为5250 t。因此，对于方案1，CO2的有

效封存量为68 340 t。同样，在方案2中，注入了78 840 t 

CO2，产生的CO2量为6750 t。因此，对于方案2，CO2的

有效封存量为 65 340 t。根据式（3）计算出方案 1中CO2

储存的地热能约为 2.10 × 104 GJ。方案 2中的CO2不考虑

地热能储存。为提高目标油藏地质体的地热能储存容量和

CO2封存容量，认为此时目标油藏已经枯竭，再建5口注

入井进行CO2注入（见第4.4节）。

4.4. 油藏地质体中的储能和CO2封存

如图5所示，基于中国吉林油田H59区块的地质背景

[40]，建立了 1∶1的三维数值模型。根据现有井位部署，

在模型中设置 6 口注入井进行 CO2注入。利用该模型对

CO2的场地封存潜力和储能容量进行评估。随着注入时间

的增加，热提取率逐渐降低（见附录A中的图S8），表明

随着时间的推移，更多的CO2注入到目标储层中，CO2的

温度降低。因此，考虑地热开采效率较低，采热过程在向

地热层注入CO2 30年后停止。30年后，将CO2直接注入

目标油藏，再进行80年的CO2封存。

油藏开发10年后（即注水与注CO2交替进行），再注

入CO2进行100年的碳封存和能量储存，直至占据整个储

层总孔隙空间的90%以上。图6为不同储层深度中110年

后CO2的空间分布，可以看出由于CO2的浮力作用，CO2

在油藏地质体顶部大量聚集。为了提高油藏地质体的利用

效率，在采油10年后，打开6口注入井进行CO2注入。图

7为油藏地质体的利用效率和相应的CO2注入总量。研究

发现，随着CO2注入总量增加，油藏地质体的利用效率也

随之提高。现场最终累计 CO2注入量高达 9.529 × 108 t，

地质体利用效率达91.2%。

除了封存CO2外，CO2还能够作为地热储能的优良介

质。根据式（3），通过注入时间计算目标地质储层中存储

的总能量。图8为当注入CO2后，目标油藏体质体中储存

的地热能。从图8中可以看出，转化为标准煤质量后地层

中储存的能量。标准煤热值为2.933 × 104 kJ·kg−1，是表示

图5. 油藏CO2封存与储能潜力评价机理模型。

图4. 不同开发时间的产油量和驱油效率。
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标准能量的一种方法。研究发现，随着目标地质体中注入

和封存的CO2增加，CO2储存的地热能呈线性增加。经过

100年的CO2注入，CO2储存的地热能高达 2.46 × 108 GJ。

如果假定一个正常家庭的总能耗约为 7.0 GJ·a−1，那么通

过CO2储存的能量可以为3.5 × 107以上个正常家庭提供全

年的能源供应。因此，通过CO2储存的大量地热能对未来

的能源供应具有重要意义。此外，一体化框架很好地将地

热储能与CO2封存及利用结合起来，其广泛应用对大规模

地热储能和未来的碳中和目标实现都具有重要意义。

为了评估目标油藏地质体中CO2封存的安全性，本文

定量研究了未来 1000年CO2封存过程中的相变情况，如

图9所示。更具体地说，CO2在各相中的比例——溶解在

油相、水相、气相（超临界）和矿化相中的CO2——是根

据封存时间计算的。目标油藏中的CO2主要以超临界CO2

形式存在，占 CO2 总量的 70% 以上；其次是液相中的

CO2，然后是矿化相中的CO2。CO2在油相中的溶解量大

于在水相中的溶解量，也就是说，在油藏地质体中，CO2

更容易通过溶解在油相而不是水相中进行封存。随着CO2

封存过程的进行，溶解在水相中的CO2量增加，CO2进一

步转化为碳酸盐矿物，封存 1000年后，碳酸盐矿物总量

高达7.2 × 105 t左右，同时气态CO2总量减少。相比之下，

CO2在油相中的溶解总量基本保持不变。

5. 结论

本研究提出了一个地热储能、CO2利用与封存协同的

一体化框架。主要结论如下：

（1）当向地热层中注入CO2时，CO2被加热至平均温

度 341.75 K。注入高能CO2 2.5年后，目标储层平均温度

升高约 276.15 K，目标储层平均压力升高至 25.1~

47.7 MPa，有利于CO2的高效利用和地热能的储存。

（2）将地热能引入目标储层，可以大幅提高CO2在储

层流体中的溶解度。注入高能CO2/水比直接注入CO2/水

对储层流体的驱替效果更好。因此，目标储层中的自由孔

隙空间可成为未来大规模 CO2 封存和地热储能的合适

场所。

图7. 油藏地质体的利用效率及其对应的CO2注入总量。

图6. 110年后不同储层深度CO2的空间分布。（a）−1500 m；（b）−1505 m；（c）−1520 m。Sg：CO2的饱和度。

图8. 地热能以注入CO2的形式储存在目标油藏地质体中。
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（3）当CO2注入达110年时，地质体的利用效率达到

91.2%，最终CO2注入量高达9.529 × 108 t。经过1000多年

的封存过程，CO2主要以超临界态的形式存在，占CO2总

量的70%以上；其次是液相中的CO2，然后是矿化相中的

CO2。并且，CO2在油相中的溶解量大于在水相中的溶解

量，意味着由于残余油的存在，溶解捕获的CO2封存量显

著增加。

（4）CO2是一种良好的地热储能介质，因为它可以从

深部地热层中提取热量，然后将提取的热量有效地储存在

目标储层中。经过100年的CO2注入，可在CO2中储存多

达2.46 × 108 GJ的地热能，每年可为超过3.5 × 107个正常

家庭提供能源供应。这种程度的大规模储能对于提供未来

大规模供应的地热能源具有重要意义。

（5）该一体化方法将地热储能与CO2封存和利用协同

结合，对未来大规模地热储能具有重要意义，同时该方法

也有利于实现碳中和目标。
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