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摘要 长庆某油田使用烃类气驱的开采方法，导致井流物具有较高的气油比 (30~100 m3/t)，本研究针对其输送

过程中易出现的水合物防控问题开展了相关实验研究。相对于添加传统热力学抑制剂 (THI)的防控方案，动力学

抑制剂 (KHI)以其用量少、效益高、环保等优点受到越来越多的关注。然而，根据大量油田现场实例及实验研究

结果可以发现，单一抑制剂的效果并不理想，传统KHI的抑制效果受到温度的影响很大。在高过冷度的条件下，

其抑制作用可能失效。因此，通过在动力学抑制剂体系中加入增效剂，使增效剂与抑制剂产生协同作用，进而

增强抑制剂的抑制效果的协同抑制方案成为研究热点。本研究在 500 mL的高压反应釜中开展实验。实验研究

了PVP、PVCap两种动力学抑制剂及其与乙二醇 (MEG)复配而成的协同抑制剂对水合物生成的抑制性能。在水

合物生成过程中，针对复配抑制剂对水合物生成的抑制作用，从抑制剂浓度、最大可承受过冷度以及与MEG复

配效果这 3 个角度出发，开展了 42 组实验，测试两种动力学抑制剂的抑制性能。实验结果表明，同等质量浓度

条件下，动力学抑制剂PVCap的抑制能力优于动力学抑制剂PVP。PVCap在近 20 ℃过冷度的条件下依然展现

出良好的抑制能力。在PVCap、PVP两者与MEG复配的协同实验中，可以发现他们都表现出了一定程度的协同

抑制效果。其中PVCap与MEG的协同效果更为明显。3 wt%PVCap与 5 wt%MEG的协同抑制剂组合在高过冷度

(22 ℃)下，可将天然气水合物诱导期延长至 9 h以上，这一发现表明合理有效的协同抑制方案可以有效提高KHI
的抑制性能，有助于推广KHI在国内高过冷环境下油气资源领域的应用，为高效解决高过冷条件下油气生产中

水合物防控问题提供技术支持。
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Abstract  A hydrocarbon gas drive production method is used in an oil field in Changqing. The use of this method may lead 
to a high gas-oil ratio (30~100 m3/t) of well flow. This study carried out relevant experimental research into hydrate prevention 
and control problems that are common in the process of the hydrocarbon gas drive method. Compared with the prevention and 
control scheme of adding a traditional thermodynamic inhibitor(THI), a kinetic inhibitor(KHI) has attracted more and more at-
tention for its advantages of low dosage, high efficiency and environmental protection. However, according to a large number of 
field examples and experimental research results, it can be found that the effect of a single inhibitor is not ideal, and the inhibition 
effect of traditional KHI is greatly affected by temperature. Under high undercooling, its suppression may fail. Adding synergists 
to the kinetic inhibitor system enhances the inhibition effect. This has become an important research topic Two kinetic inhibitors 
of PVP(polyvinylpyrrolidone) and PVCap(polyvinylcaprolactam) and their synergistic inhibitors combined with mono-ethylene 
glycol (MEG) were experimentally studied in a 500 mL autoclave. In the process of hydrate formation, the inhibition effect of 
compound inhibitors on hydrate formation was studied. The inhibition performance of the two kinetic inhibitors was tested from 
the perspectives of inhibitor concentration, maximum allowable undercooling and the effect of combination with MEG. A total of 
42 groups of experiments were carried out in this study. The experimental results show that the inhibition ability of kinetic inhib-
itor PVCap is better than that of kinetic inhibitor PVP at the same mass concentration. PVCap still showed good inhibition ability 
at nearly 20 ℃ undercooling. In the synergistic experiment of PVCap and PVP combined with MEG, it can be found that they 
all showed a certain degree of synergistic inhibition. The synergistic effect of PVCap and MEG is more obvious. The synergistic 
inhibitor combination of 3 wt%PVCap and 5 wt%MEG can prolong the induction period of natural gas hydrate to more than 9 
h under high undercooling (22 ℃), which shows that a reasonable and effective synergistic inhibition scheme can effectively 
improve the inhibition performance of KHI, help to promote the application of KHI in the field of oil and gas resources under a 
domestic high undercooling environment, and provide technical support for efficiently solving the problem of hydrate prevention 
and control in oil and gas production under high undercooling conditions.
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0 引言

在对低渗透油藏的开发和利用过程中，气驱法中

的烃类气驱方法以其快速补充地层能量、提高驱油效

率方面所独具的天然优势，而成为提高采收率的更优

选择 [1-2]。长庆油田具有丰富的天然气资源，因此通过

烃类气驱提高采收率在长庆油田有着良好的应用前景。

然而，在高压高气油比生产过程中，一定条件下采出

水与天然气中的某些组分就会在集输管路内部形成冰

雪状复合物，通常称之为天然气水合物。水合物的大

量累积会堵塞井筒、阀门等设备，在降低产能的同时

也可能造成设备损坏，甚至引发严重的安全事故 [3-4]，

因此解除及防治水合物冻堵问题对于保障高气油比油

气田安全生产十分必要。

在解决油气生产运输过程中水合物堵塞问题上，

自从提出使用低剂量水合物抑制剂 (LDHI)，关注点

便由先前用量巨大、成本高、能效低、毒性高的热

力学抑制剂 (THI)转向用量少、环保的动力学抑制剂

(KHI)、防聚剂 (AA)以及热力学抑制剂与动力学抑制

剂的复配 [5-7]。其中KHI与增效剂协同使用可以显著提

高抑制性能，并降低昂贵的KHI的用量，近年来成为

KHI开发的热点。因此，出于经济和环境方面的考虑，

推广低剂量KHI及其与增效剂在工程现场的使用很有

必要。

在现场应用方面，国外KHI现场应用自 90 年代中

期开始，最初在英国北海海域，随后扩展至北美、中

东等地区。其中英国的北海南部气田是最早进行KHI
现场测试和实际应用的气田。随着KHI实际应用的

推广，富含酸性气体的中东地区的油气田自 2004 年

相继使用KHI代替THI进行现场应用，包括中东的

WestPars油田 [8]、沙特Karan[9]、伊朗南帕尔斯油气田

以及卡塔尔的Dolphin油气田等。现今KHI在国外的

应用主要集中在北美、中东等地区的油田。相较之

下，KHI在国内的现场应用起步较晚，2008 年，周厚

安等 [10-11]将研制的GHI-1 等KHI应用于川渝高含硫

的天然气集输管道内，成功代替THI进行水合物防治。

此外，在陕北榆林油田、川渝温黄气田等现场都使用

KHI成功完成了水合物防治工作 [12-13]。
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然而，根据大量油田现场实例及实验研究结果可

以发现，单一抑制剂的效果并不理想，传统KHI的抑

制效果受到温度的影响很大。在高过冷度 (>10 ℃)的
条件下，其抑制可能失效 [14-16]。因此，通过在动力学

抑制剂体系中加入增效剂，使增效剂与抑制剂产生协

同作用，进而增强抑制剂的抑制效果的协同抑制方案

受到越来越多研究者的关注 [17]。本次实验在前往现场

取样分析并完成实验用气配置的基础上，采用 500 mL
的高压反应釜，研究了聚乙烯基吡咯烷酮 (PVP)、乙

烯基己内酰胺 (PVCap)两种KHI及其与乙二醇 (MEG)
复配的抑制性能。在水合物生成过程中，针对两种抑

制剂对诱导期的影响，从最佳抑制剂浓度、最大可承

受过冷度以及与MEG复配效果这 3 个角度出发，开展

了 42 组实验，测试两种KHI的抑制性能。

1 实验材料及方法

1.1 实验装置及材料

本研究所采用的实验装置由供气系统、循环水浴

系统、高压反应釜和数采系统 4 部分组成，如图 1 所

示。此实验装置可得到水合物生成、分解过程中的温

度、压力等实验数据，用于探究KHI抑制性能。高

压反应釜设计容积 500 mL，釜内配有温度传感器和

压力传感器，配合数控系统 10 s自动采集一次温度压

力数据。反应釜最高工作压力为 50 MPa，釜内配有

平直叶片和推进式叶片两种搅拌装置，可以提供最高

2800 r/min的转速支持，水浴系统控制釜内温度，装置

精度为±0.1 ℃。

实验前期，去往长庆某油田区块进行现场取样，

并使用如图 2 所示安捷 8890 气相色谱 (GC)系统对所

采气样进行低碳数 (C1~C6)组分分析及高碳数 (C7~C15)
组分分析，并对数据结果进行归一化处理。根据油田

区块的气样组分结果完成实验用气配置。其气质组分

如表 1 所示。

本实验在研究过程中所选用的气体介质为配置天

P

T

V1

图 1 高压水合物制备系统流程图

Fig. 1 Flow chart of high pressure hydrate preparation system

图 2 安捷伦 8890 气相色谱 (GC)系统

Fig. 2 Agilent 8890 gas chromatography(GC) system
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然气，液体介质包括实验室自制的去离子水及Exxsol 
D80 烷烃溶剂油 (由埃克森美孚化工商务（上海 )有限

公司提供）组分如下表 2 所示、实验体系中添加的抑

制剂包括两种常见的商用动力学抑制剂 (结构如图 3 所

示 )：PVP(由阿拉丁试剂有限公司提供 )和PVCap(由
盖德化工提供 )及一种热力学抑制剂MEG(由阿拉丁试

剂有限公司提供 )。

1.2 实验判定条件

1.2.1 水合物生成过程

如图 4 所示，油水体系天然气水合物生成过程可

分为 3 个阶段 [18]：

第 1 阶段：甲烷气体溶解阶段。反应釜内处于高

压状态，甲烷气体在搅拌桨剪切作用下与液相充分接

触，进而逐渐溶解进液相中。在此过程中压力逐渐下

降并最终达到初步稳定，并未生成水合物。

第 2 阶段：水合物生成诱导阶段。通过改变水浴

温度使实验体系温度不断下降，当温度降至体系压力

所对应的相平衡温度时体系满足水合物生成条件，开

始进入生成诱导期阶段。该阶段内体系中的水和气体

分子开始形成团簇，并不断成长直至达到临界尺寸，

体系内压力无明显变化。

第 3 阶段：水合物生长阶段。水合物首先在气—

液表面生成。在此过程中气体不断消耗，且水相体积

不断减少，造成体系压力显著降低。

1.2.2 稳定条件

本实验考虑到实验时长和实验合理性，将实验稳

定条件定为压力在一段时间内保持不变，即压力变化

速率小于 0.01 MPa/10min时，视为稳定；此时压力虽

然没有绝对稳定，但水合物生成量已经接近最大值，

保证每组实验稳定条件保持一致，得到的实验结果可

靠性高。

1.2.3 诱导期定义及判断条件

水合物生成诱导期作为表征水合物生成过程的重

要参数，其研究对于水合物生成预测和水合物风险控

制具有重大意义。根据实验的方法的不同，其存在不

同的定义 [19-22]。其中最主要确定水合物生成诱导期的

方法是微观确定法及宏观确定法 [23-24]，前者将系统处

于平衡态到出现第一个超量核水合物晶体所经历的时

间定义为水合物生成诱导期，后者将系统从反应开始

到达平衡态后，系统中第一次出现大量可视晶体所需

要的时间定义为水合物生成诱导期。本研究中，将图 4
中第 2 阶段即诱导阶段持续时间作为诱导期。将降温

阶段即体系内温度和压力都逐渐降低期间，体系内温

度压力曲线与水合物相平衡曲线相交的第一点作为诱

导期的开始时刻，将体系内压力突然下降的时间点定

义为诱导期结束时刻，两时刻之差即为诱导期的数值。

如图 5 所示，选取某实验组作为实例，图 5a中水

合物P-T曲线与根据ChenGuo模型 [25]计算得到的水合

表 1 配置天然气组分

Table 1 Configuration of natural gas components

组分 含量 /% 组分 含量 /%
N2 1.53 C3 3.0

CO 2.05 iC4 0.33

CO2 0.89 iC5 0.04
C1 89.02 nC6+ 0.1
C2 3.07

图 3 两种商用动力学抑制剂

Fig. 3 Two commercial kinetic inhibitors

CH CH2
n

O
N

CH CH2
n

O
N

表 2 D80 组分

Table 2 D80 components

组分 含量 /% 组分 含量 /%
＜C12 7.3 C14 28.0
C12 23.9 C15 13.6
C13 25.4 ＞C15 1.8

t

图 4 实验过程各阶段示意图

Fig. 4 Schematic diagram of each stage of the experimental 
process
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物相平衡曲线交点的压力、温度数值 (Phyd 和 Thyd )，而

后在图 5b中定义对应数值点的时间为水合物诱导期的

初始时间 (thyd)，将图 5b中体系压力突然下降的点作为

水合物诱导期的结束时间 (tonset)，两者时间差即为诱导

期。

1.2.4 抑制剂最大可承受过冷度定义及判断条件

研究表明 [26-27]，过冷度是水合物成核驱动力的重

要影响因素之一，通常将水合物相平衡曲线上实验压

力所对应的相平衡温度与实验温度的差值作为该实验

条件下的体系过冷度。在一定过冷度下，加入KHI可
以延长水合物诱导期，诱导期越长，说明抑制剂抑制

性能越好。而随着过冷度的提高，水合物成核驱动力

不断增加，当驱动力增大到可以消除KHI产生抑制水

合物生成的作用时，KHI失效，不能再起到延长诱导

期的效果。由此可以看出KHI受过冷度限制，会存在

一个最大可承受过冷度，也就是抑制剂不失效的最低

温度与体系下水合物生成温度之间的差值。考虑到模

拟管道内油气停留时间接近 3 h，综合安全余量，本实

验将诱导期超过 5 h作为抑制剂未失效条件。

根据上述过冷度计算方法即可得到不同加剂条件

下的抑制剂最大可承受过冷度，其中加入MEG，如图

6 所示会对水合物相平衡线造成影响，使其向水合物

更难生成的方向偏移，但考虑到KHI与MEG是作为复

配组合一起加入，MEG使得水合物相平衡曲线向左偏

移导致的水合物抑制效果应算作整个复配剂的抑制效

能内，因此对于复配剂最大可承受过冷度也采取同样

的计算方法，即该复配剂的最大过冷度为最高平衡温

度即空白组平衡温度与体系温度的差值。

据ChenGuo模型 [25]计算的相平衡曲线得到实验压

力为 5 MPa时，水合物的相平衡温度为 288.53 K。参

照过冷度计算方法，可以得到该压力温度条件下不同

实验温度对应的体系过冷度，如表 3 所示。
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图 5 诱导期确定示意图

Fig. 5 Determination of induction period
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图 6 不同浓度MEG加入后体系的水合物相平衡曲线

Fig. 6 Hydrate phase equilibrium curve of the system after 
adding MEG with different concentrations

表 3 实验体系压力为 5 MPa时，不同实验温度对应体系的

过冷度

Table 3 Undercooling degree of the system corresponding to 
different experimental temperatures when the pressure of the 
experimental system is 5 MPa

实验温度 /℃ 1 -4 -6
过冷度 /℃ 14.35 19.35 21.35
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1.3 实验方案

研究采用图 2 所示的高压反应釜进行了定容评价

实验。反应釜内整体为天然气油水体系，初始温度为

15 ℃，实验液量为 300 mL，包含 200 mL油和 100 mL
去离子水。

1.3.1 中压实验

中压方案设置初始压力为 5.0 MPa，反应釜搅拌

转速为 700 r/min。测试PVP、PVCap两种KHI，包含

两次平行实验及 1#无添加抑制剂的空白组实验在内共

计 34 组高压反应釜实验，方案如表 4 所示。

1.3.1 高压实验

如图 7 所示进一步提高初始压力至 8 MPa，在其

他实验条件不变的情况下，提高体系相平衡温度，进

而提高体系过冷度。其中加剂条件及温度条件根据中

压方案获取的诱导期最优结果确定。方案如表 5 所示，

包含重复实验及无添加空白实验在内共计 8 组。

2 结果与讨论

2.1 实验结果汇总

不同条件下实验结果如表 6、7 所示，其中诱导期

表 4 反应釜中压方案

Table 4 Medium pressure scheme of reactor

编号 实验目的 实验方案

1# 反应釜无加剂空白实验 实验温度 1 ºC

2#~4# 确定最佳浓度m wt%
实验温度 1 ºC
KHI浓度 3 个 (1 wt%，2 wt%，3 wt%)

5#~7# 确定最佳浓度m wt%可承受最大过冷度对应实验温度 t ℃
KHI浓度m wt%
实验温度 3 个 (1 ℃，-4 ℃，-6 ℃)

8#~10# 确定与MEG联用最佳溶度n wt%
KHI浓度m wt%，实验温度 t ºC
MEG浓度 2 个 (5 wt%，15 wt%或 20 wt%)

测试组数 34 组

表 5 反应釜高压方案

Table 5 High pressure scheme of reactor

编号 加剂 浓度 /wt% 实验温度 /℃ MEG/wt% 过冷度 /℃
1# 无 0 -4 0

22.51
2# PVP 3 -4 20
3# PVP 3 -4 30

4# PVCap 3 -4 5

图 7 水合物生成曲线

Fig. 7 Hydrate formation curve
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数据为平行实验结果均值。

2.2 KHI对诱导期影响

水合物生成诱导期作为表征水合物生成过程的重

要参数对于水合物风险控制用具有重要意义，如图 8
显示了不同浓度两种抑制剂条件下水合物的诱导期。

对比表 6 中实验组a1、a4、a5、a6，可以发现，PVP
的加入可以使体系诱导期有所延长，且这种效果随着

浓度的不断增加，在 3%浓度下诱导期接近无加剂组 4
倍达到 4.8 h。根据模拟管道运行，油气在管内停留时

间接近 3 h，考虑到实际生产的安全余量，这个结果尚

不能被接受。

对比表 6 中实验组a1、a11、a12、a13，PVCap同

PVP呈现相同的规律，即随着浓度的不断增加，诱导

期也在不断提高，但同浓度下的PVCap对诱导期的延

长效果明显强于PVP，其中 3 wt%的PVCap可以将诱

导期延长到超过 9 h。两种商业抑制剂对于水合物都具

备一定的抑制效果，且在 3 种实验浓度中 3 wt%浓度

效果最好，3 wt%PVCap在实验初始压力为 5 MPa，过

冷度为 14.35 ℃条件下将诱导期延长至 9 h以上。

2.3 抑制剂最大可承受过冷度

评价KHI的普遍方法之一是KHI所能承受的最大

过冷度，也就是确定能使KHI不会失效的体系最低温

度和对应于体系压力下水合物生成平衡温度之间的差

值。水合物KHI能够承受的最大过冷度大，表明KHI

表 7 实验初始压力为 8 MPa时各组实验诱导期

Table 7 Experimental induction period of each group when the initial experimental pressure is 8 MPa

实验组 加剂 浓度 /wt% 实验温度 /℃ MEG/wt% 诱导期 /h

b1 无加剂 0 -4 0 0.71

b2 PVP 3 -4 20 1.73

b3 PVP 3 -4 30 2.88

b4 PVCap 3 -4 5 > 9

表 6 实验初始压力为 5 MPa时各组实验诱导期

Table 6 Experimental induction period of each group when the initial experimental pressure is 5 MPa

实验组 加剂 浓度 /wt% 实验温度 /℃ MEG/wt% 诱导期 /h

a1 无加剂 0 1 0 1.27

a2 无加剂 0 -4 0 0.97

a3 无加剂 0 -6 0 0.96

a4 PVP 1 1 0 1.85

a5 PVP 2 1 0 3.53

a6 PVP 3 1 0 4.8

a7 PVP 3 -4 0 1.64

a8 PVP 3 -6 0 1.32

a9 PVP 3 -4 5 2.55

a10 PVP 3 -4 15 > 9

a11 PVCap 1 1 0 3.8

a12 PVCap 2 1 0 4.19

a13 PVCap 3 1 0 > 9

a14 PVCap 3 -4 0 7.17

a15 PVCap 3 -6 0 1.75

a16 PVCap 3 -4 5 > 9

a17 PVCap 3 -4 15 > 9
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抑制水合物成核的作用，远高于过冷度提高所增强的

水合物成核驱动力。如果在大于KHI可承受最大过冷

度下应用KHI，其抑制性能会受到严重影响，本研究

将延长诱导期超过 5 h作为抑制剂未失效条件。

图 9 显示了 3 wt%加剂浓度条件下不同过冷度实

验组的水合物诱导期。对比诱导期结果可以发现，两

种抑制剂的抑制效果都随着过冷度的增加而降低。在

过冷度达到 19.38 ℃时无加剂组诱导期为 0.97 h，加

入 3 wt%PVP后，诱导期延长至 1.7 倍达到 1.64 h，而

相同浓度的PVCap，则使诱导期延长至 7.4 倍达到

7.17 h。对比过冷度为 14.38 ℃的数据，可以看出过

冷度增加 5 ℃后，并没有改变PVP与PVCap之间的

差异，虽然PVCap所抑制性能有所下降，但依旧优于

PVP。
随着过冷度的进一步下降，在达到 21.38 ℃后，

两种抑制剂的抑制性能急剧下降。其中如表 8 所示，

无加剂组诱导期为 0.96 h，加入 3 wt%的PVP后诱导

期为 1.32 h，加入 3 wt%PVCap后诱导期为 1.75 h。可

以看出，在此过冷度下，两种KHI的加入可以使诱导

期延长，但延长效果非常有限，可以认为在此过冷度

下，抑制剂已近乎完全失效。

表 8 3 wt%加剂浓度条件下不同过冷度实验组的水合物诱

导期

Table 8 Hydrate induction period of experimental groups 
with different undercooling under the condition of 3 wt% 
additive concentration

过冷度 /℃ PVP诱导期 /h PVCap诱导期 /h 无加剂诱导期 /h

14.38 4.80 ＞9 1.27

19.38 1.64 7.17 0.97

21.38 1.32 1.75 0.96

总的来说，两种KHI的抑制性能都随着过冷度的

增加而降低，其中PVCap的抑制性能更为优异。当过

冷度为 14.38 ℃时，PVP仅能将诱导期延长至 4.8 h，
相比之下，PVCap则能延长至 9 h以上，随着过冷

度的进一步增加至接近 20 ℃，PVCap仍可以将诱导

期延长至 7 h以上，PVP则仅到 1.64 h。在过冷度超

过 21 ℃后，两者加剂体系下的诱导期都不超过 2 h。
根据本文 1.2.4 对于最大可承受过冷度的判别标准，

PVCap的最大可承受过冷度应在 19.38 ℃至 21.38 ℃
之间，PVP则低于 14.38 ℃。

2.4 MEG协同抑制效果

MEG作为一种热力学抑制剂，可以改变水合物

生成条件，使水合物生成条件更加严苛，向着生成温

度更低、压力更高发展，即水合物生成曲线向左平

移，从而起到抑制水合物生成的目的。根据ChenGuo
模型 [25]计算得到不同浓度MEG体系下水合物相平衡

曲线如图 10 所示，可以发现加入的MEG浓度越大水

合物生成曲线变化越明显。与此同时，在相同压力下，

水合物生成温度也在不断降低，相当于加入MEG会降

低反应过冷度。根据图 10 可以得到不同浓度MEG对

过冷度的改变量如表 9 所示。

为了更进一步提高两种KHI的抑制性能使其能在

更高过冷度条件下保障油气管道安全生产。本实验在

过冷度为 19.38 ℃，初始压力分别为 5 MPa、8 MPa条

图 8 相同浓度PVP、PVCap诱导期

Fig. 8 Induction period of PVP and PVCap at the same 
concentration
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图 9 3 wt%加剂浓度条件下不同过冷度实验组的水合物诱

导期

Fig. 9 Hydrate induction period of experimental groups 
with different undercooling under the condition of 3wt% 
additive concentration
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件下，采用MEG对两种KHI进行复配。复配结果如

图 11，表 10 所示。表 10 中当过冷度为 19.38 ℃时，

5 wt%MEG的PVP体系诱导期从 1.64 h增长至 2.55 h，
此时诱导期仍然较短，不能得到理想抑制效果，随

着增加MEG浓度进一步增加达到 15 wt%，诱导期超

过 9 h达到较好抑制性能。MEG在混合加剂体系中

存在热力学抑制剂及增效剂两种作用。通过消除掉

15 wt%MEG作为热力学抑制剂的影响即对过冷度的改

变量 (4.56 ℃)，可以认为混合加剂条件下MEG仅作为

增效剂的体系过冷度为 14.82 ℃。与上节 3 wt%PVP
单独在相近过冷度 (14.38 ℃)条件下诱导期为 4.8 h相

比，诱导期有明显的大幅度提升，这说明MEG在与

PVP复配的体系中除了自身改变水合物热力学平衡的

作用外也存在与PVP之间的协同抑制性能使得组合复

配剂相较于原本单一KHI具有更强的抑制效果。

从图 11 可以发现，两种KHI体系随加入的MEG
浓度不断升高其水合物诱导时间也在不断加长。在

MEG浓度达到 5 wt%后，其与PVCap复配后可以
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图 10 不同浓度MEG体系水合物相平衡线

Fig. 10 Hydrate phase equilibrium line of MEG system with 
different concentrations

表 9 5 MPa，-4 ℃条件下加入不同浓度MEG水合物生成

温度及对过冷度影响

Table 9 Hydrate formation temperature and effect on 
undercooling with different concentrations of MEG added at 
5 MPa and -4 ℃

MEG浓度 /wt% 过冷度变化 /℃
0 0
5 -1.53
15 -4.56
20 -6.26

表 10 3 wt%KHI与不同浓度MEG复配后水合物诱导期

Table 10 Hydrate induction period after the combination of 3 wt%KHI and different concentrations of MEG

初始压力 /MPa MEG浓度 /wt% 过冷度 /℃ KHI加注 诱导期 /h

5

0

19.38

PVP
1.64

5 2.55
15 > 9
0

PVCap
7.17

5 > 9
15 > 9

8

0

22.51

无加剂 0.71
20 PVP 1.73
30 PVP 2.88
5 PVCap > 9

图 11 不同浓度MEG与两种KHI复配后水合物诱导期 (初
始压力 5 MPa，过冷度 19.53 ℃ )
Fig. 11 Hydrate induction period after different concentrations 
of MEG and two kinds of khi (initial pressure 5 MPa, undercooling 
19.53 ℃ )
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延长诱导期超过 9 h。进一步增加MEG加剂量达到

15 wt%后两种KHI诱导期都超过了 9 h。显然，MEG
与PVCap之间的协同抑制效果明显好于MEG与PVP
复配后的效果，可以在所需MEG浓度更低的情况下使

诱导期超过 9 h，达到较高的抑制性能有更加良好的抑

制能力。

将 实 验 初 始 压 力 提 高 到 8 MPa， 过 冷 度 由

19.38 ℃增大到 22.51 ℃。由表 10 可以看出，在过冷

度提高后，更高浓度的MEG与PVP复配的协同抑制效

果并不明显，虽然其诱导期依然随着MEG浓度的增大

而延长，但其效果及其有限。相比之下，5 wt%MEG
与 3 wt%PVCap的复配组合，其诱导期依然超过 9 h，
对比表 8 中过冷度更低 (21.38 ℃)且不进行复配的实

验组所延长的诱导期有着显著的增长。这种现象表明

MEG与PVCap协同效果良好，前者作为复配剂可以有

效提高PVCap作为KHI的抑制性能，使其在更高过冷

度下依然产生良好效果。显然，MEG作为增效剂其与

PVCap的协同效果要高于PVP。

3 结论

本文针对长庆油田某集输系统使用烃类气驱开采

方法面临的高气油比产量，其输送的可行性、输送过

程中易出现的水合物防冻等安全问题开展相关实验，

研究了PVP、PVCap两种KHI及其与MEG复配的抑制

性能，在水合物生成过程中，针对两种抑制剂对诱导

期的影响，从抑制剂加剂浓度、最大可承受过冷度以

及与MEG复配效果这 3 个角度出发，得出以下结论：

(1)PVP、PVCap两种KHI的抑制性能都随加剂

浓度的升高而增强，在本次实验条件下加注浓度达到

3 wt%时两者均可延长水合物诱导期超过 9 h；
(2)PVCap的最大可承受过冷度要高于PVP，可以

达到 19 ℃以上，在过冷度超过 21 ℃后其抑制性能开

始急剧下降；

(3)在PVP、PVCap与MEG复配的协同实验中，

均表现出了一定程度的协同抑制效果，其中PVCap效

果更为明显在高过冷度 (22 ℃)下，可将天然气水合物

诱导期延长至 9 h以上，这一发现表明合理有效的协

同抑制方案可以有效提高KHI的抑制性能，有助于推

广KHI在国内高过冷环境下油气资源领域的应用。需

要注意虽然复配方案可以有效延长水合物诱导期，但

其仍不能完全保证抑制水合物生成，考虑到实际生产

可能会在管道中产生积液，若大量积液在管道中停留

时间过长，则依然会产生水合物，造成水合物堵管等

安全问题，因此对于KHI的使用仍需要进一步研究探

讨。
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