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摘要 控压降密度是控压固井技术的关键环节，该环节对保证固井施工安全具有重要意义。控压降密度工艺可

分为一次降密度工艺和分段降密度工艺，在现场应用中，分段降密度工艺的适用性更强、需求量更高，因此如

何精确预测分段降密度过程中的井筒压力场成为了该技术的关键。结合“先下后降、再下再降”的分段降密度

工序，采用拉格朗日法推导了环空浆柱结构描述方程。开展了高温 (220 ℃)、高压 (180 MPa)钻井液流变性实验，

研究发现：当温度小于 140 ℃时，温度对流变性影响显著；当温度大于 140 ℃时，温度对流变性影响较小。对

此，考虑温度、压力和流变性的相互影响，建立了分段降密度全过程井筒温压场预测模型。利用实测井口压力

对模型进行了验证，最大相对误差小于 3.6%。与传统模型相比，本文模型弥补了其工艺适用性的不足，且预测

精度更高。基于X井数据对两种分段降密度工艺的关键参数进行了预测，结果表明：环空流体类型分布受初始

浆柱结构、排量等因素的综合影响，三次降密度作业所需的时间分别为 5.24 h、5.12 h、4.78 h；井筒温度场受工

况影响明显，不同工况相同位置处的环空温度最大相差 35.1 ℃；三次降密度工艺所需时间多 1.42 h，但在第一

次降密度过程中井底压力较低，不易压漏地层；利用本文模型设计的井口回压，可以保证井底压力处于安全范

围内。研究结果可为控压固井分段降密度环节井筒压力的准确预测及精细控制提供理论支撑。
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Abstract  Managed pressure density reduction is the key step of managed pressure cementing (MPC) technology, which is of 
great significance to ensure the safety of cementing construction. Managed pressure density reduction process can be divided 
into primary density reduction process and segmental density reduction process. In the field application, the segmental density 
reduction process is more applicable and in higher demand, so how to accurately predict the pressure field of the wellbore in the 
process of segmental density reduction has become the key of this technology. Combined with the segmented density reduction 
process which is“first down, then down, then down again”, the Lagrangian method was used to deduce the descriptive equation 
for the structure of the annular slurry column. Experiments on the rheology of drilling fluid at high temperature (220 ℃) and high 
pressure (180 MPa) were carried out. It was found that when the temperature was less than 140 ℃, the temperature had a signif-
icant effect on the rheology; when the temperature was greater than 140 ℃, the temperature had a smaller effect on the rheology. 
In this regard, considering the mutual influence of temperature, pressure and rheology, a prediction model of temperature and 
pressure field in the wellbore during the whole process of segmented density reduction was established. The model was validated 
using the measured wellhead pressure, and the maximum relative error was less than 3.6%. Compared with the traditional 
model, the model in this paper makes up for the lack of its process applicability and has higher prediction accuracy. Based on the 
well X data, the key parameters of the two segmented density reduction processes are predicted, and the results show that: the 
distribution of fluid type in the annulus is affected by the initial slurry column structure, displacement and other factors, and the 
time required for the three density reduction operations is 5.24 h, 5.12 h and 4.78 h, respectively; the wellbore temperature field 
is significantly affected by the working conditions, and the maximal difference in the annulus temperature at the same location 
under different working conditions is 35.1 ℃; the time required for the three density reduction processes is more 1.42 h, but in 
the first density reduction process, the bottomhole pressure is lower, so it is not easy to leak the formation; using the model in 
this paper to design the wellhead back pressure, the bottom hole pressure can be guaranteed within the safe range. The results of 
the study can provide theoretical support for accurate prediction and fine control of wellbore pressure during the MPC segmental 
density reduction stage.

Keywords  managed pressure cementing(MPC); segmented density reduction step; drilling fluid rheology; wellbore tempera-
ture; wellbore pressure
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0 引言

控压固井是基于控压钻井 [1-2]的一种新技术，目

前已先后应用于各大油田 [3-9]。塔里木盆地的富满油

田 [10]兼顾压稳和防漏固井难题，采用控压固井技术将

固井质量平均合格率提高了 28%。准噶尔盆地的天X
井 [11]通过降密度换排量的方式达到紊流顶替，提高了

固井顶替效率。四川盆地的川渝油气田 [12]通过在套管

下入期间四次分段处理井筒钻井液，解决了复杂超深

井固井质量无法保障、合格率低下的安全隐患问题。

B.Soto等 [13]在控压注水泥前应用了三次控压降密度工

艺，成功实现了秘鲁油田一口井的高排量固井作业，

该井地层密度窗口仅 0.02 g/cm3。随着控压固井技术的

推广，该技术不仅可以解决超深井窄安全密度窗口地

层的溢漏难题，也可以有效提高固井质量 [14-16]。

控压固井技术包括控压降密度、控压下套管、控

压注替和憋压候凝 4 个环节 [17-19]。其中，控压降密度

是控压固井技术的关键环节，该环节对保证固井施工

安全具有重要意义。控压降密度工艺可分为一次降密

度工艺和分段降密度工艺，石蕊等 [20]分析了这两种方

法的优缺点。一次降密度的优点是操作简单，计算量

小；缺点是下送尾管及循环期间的井漏风险较高。分

段降密度的优点是井漏风险低；缺点是操作复杂，计

算量大，需准确预测不同阶段的井筒压力，目前尚缺

乏相关的理论研究 [21-23]。而在现场应用中，分段降密

度工艺的适用性更强、需求量更高，因此如何精确预

测分段降密度过程中的井筒压力场将成为该技术的关

键 [24]。

对此，笔者首先结合控压固井分段降密度工序，

采用拉格朗日法推导了环空浆柱结构描述方程。随后，
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考虑温度、压力和流变性的相互影响，建立了降密度

全过程井筒温压场预测模型，并进行了模型验证和模

型对比。最后，基于X井数据对两种降密度工艺的关

键参数进行了预测及规律分析。

1 控压固井分段降密度工序

根据循环次数的不同，分段降密度可分为两次降

密度、三次降密度等。图 1 所示为降密度工艺选择流

程，即根据启停泵和下套管引起的压力波动、降密度

过程中的井筒压力变化与安全密度窗口间的关系，进

行降密度工艺的优选。

以两次降密度为例，图 2 所示为控压固井分段降

密度工序。根据时间顺序和工艺特点，该工序可归纳

为“先下后降、再下再降”，具体划分为以下 4 个步

骤：

①先下：降密度作业开始后，持续下套管直到第

一次降密度位置处。

②后降：从钻杆处注入低密度钻井液，低密度钻

井液向下流动从套管鞋处返回环空，直至流出井口，

第一次降密度施工完成。

③再下：再次下入钻杆直到第二次降密度位置处。

④再降：启泵循环，再次从钻杆处注入低密度钻

井液。当原钻井液完全排出井筒后，分段降密度工艺

结束。

此外，在整个施工过程中，需要通过在井口调节

回压值保证井底压力处于安全压力窗口范围内。针对

上述工序，进行对应数学模型的建立。

2 分段降密度全过程井筒温压场预测模型

2.1 环空浆柱结构描述方程

浆柱结构描述方程是降密度压力预测模型的关键

组成，该方程的准确性决定了所建模型是否与现场工

序一致 [25]。结合控压降密度工序，采用拉格朗日法描

图 2 控压固井分段降密度工序

Fig. 2 Process of MPC segmented density reduction stage

图 1 降密度工艺选择流程

Fig. 1 Selection process of density reduction process

n
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述两种钻井液在环空中的流动轨迹。该方法通过追踪

两种类型流体的交界面，利用交界面的位置随时间的

变化轨迹，便可获取流体在环空中的整体分布。交界

面的位置函数可根据注入体积和各流道体积的大小关

系进行推导。

注入低密度钻井液总体积可通过积分计算得到：

 V t Q t tsum（）= ∫0
t

( )d  (1)

式中：Vsum(t)为注入低密度钻井液总体积，m3；Q(t)为
t时刻注入排量，m3/s。

由于计算过程中涉及参数多，为便于区分第一次

降密度和第二次降密度的计算参数，以右上角的数字

1 代表第一次降密度，右上角数字 2 代表第二次降密

度。

(1)第一次降密度

如图 3 所示，以第一次降密度位置作为第一次循

环过程的井底，环空中两种流道的截面积计算公式如

下：

 A h（ ）1 =







A D d h L

A D d L h L

1 a po 1

2 a co 1 2

1 2 1
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4
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式中：A1(h)为第一次降密度环空截面积随井深分布的

函数，m2；A1
1 为第一段流道的截面积，m2；A2

1 为第

二段流道的截面积，m2；Da为上级套管内径，m；dpo

为钻杆外径，m；dco为尾管外径，m；L1
1 为第一段环

空流道底端位置，m；L2
1 为第二段环空流道底端位

置，m。

根据第一次降密度的井身结构相关参数，可计算

得到各段流道的体积：
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式中：Vc
1 为第一次降密度管柱内部流道体积，m3；

Va1
1 为第一段环空流道体积，m3；Va2

1 为第二段环空流

道体积，m3；dpi为钻杆内径，m；dci为尾管内径，m。

低密度钻井液前沿到达井底的时刻为T1
1，到达环

空变径处的时刻为T2
1，到达井口的时刻为T3

1，低密度

钻井液 /原钻井液交界面的位置可通过下式计算：
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式中：Z1(t)为第一次降密度中低密度钻井液 /原钻井液
L L

L
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H

L
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ρ Te Ta Tc

Te Ta Tc

Ta
Te

Tc Ta Te

q z

q z h

q

图 3 控压固井分段降密度物理模型

Fig. 3 Physical modeling of MPC segmented density reduction stage
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交界面位置随时间变化函数，m；H1 为第一次降密度

井底深度，m。

根据交界面的位置函数Z1(t)，可预测第一次降密

度过程中不同时刻环空的浆柱结构分布：

 ρ1( , )h t =




ρ

ρ
1

2 1

  , 0 ( )
  ( )， Z t h H1

≤ ≤h Z t
< ≤

1

 (5)

式中：ρ1 为原钻井液密度，kg/m3；ρ2 为低密度钻井液

密度，kg/m3。

(2)第二次降密度

如图 3 所示，若第二次降密度位置超过了上级套

管鞋，则此时环空中有 3 种流道。各流道截面积的计

算公式如下：
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
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式中：A2(h)为第二次降密度环空截面积随井深分布的

函数，m2；A1
2 为第一段流道截面积，m2；A2

2 为第二

段流道截面积，m2；A3
2 为第三段流道截面积，m2；da

为井筒裸眼直径，m。

根据第二次降密度的井身结构参数，可计算各段

流道的体积：
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式中：Vc
2 为第二次降密度管柱内部流道体积，m3；

Va1
2 为第一段环空流道体积，m3；Va2

2 为第二段环空流

道体积，m3；Va3
2 为第三段环空流道体积，m3；L1

2 为

第一段环空流道底端位置，m；L2
2 为第二段环空流道

底端位置，m；L3
2 为第三段环空流道底端位置，m。

套管内低密度钻井液前沿到达井底的时刻为T1
2，

到达上级套管鞋的时刻为T2
2，到达钻杆尾管连接处的

时刻为T3
2，到达井口的时刻为T5

2；环空原钻井液前沿

到达井口的时刻为T4
2。T1

2<T2
2<T3

2<T4
2<T5

2，第二次降

密度过程中两个交界面的位置随时间变化情况可通过

下式计算：
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式中：Zi
2(t)为第二次降密度中低密度钻井液 /原钻井

液交界面位置随时间变化函数，Z1
2(t)为第一交界面，

Z2
2(t)为第二交界面，m；H1 为第一次降密度井底，m。

根据两个交界面的位置函数Z1
2(t)和Z2

2(t)，可预测

第二次降密度过程中不同时刻环空的浆柱结构分布：

 ρ ρ2 2 2( , )   ( ) ( )h t Z t h Z t= < ≤







ρ

ρ
1 1 2

2 1

2 2 2

  , 0 ( )

  ( )
，

， Z t h H

≤ ≤

2

h Z t

< ≤

2

 (9)

对于超过两次的降密度工艺，将会进行更多次的

循环降密度作业，且每次作业时的环空浆柱结构分布

情况不同。此时，只需将当前降密度位置当作循环时

的井底，将井身结构参数代入公式 (1)~(9)，便可得到

环空整体的浆柱结构分布情况。

2.2 钻井液流变参数计算方法

除了浆柱结构的分布，钻井液的流变性也是影响

井筒温压场的关键 [26-27]。本文基于钻井液高温高压流

变性测试结果，提出了钻井液流变参数计算方法。

(1)流变模式选择

钻井液流变模式选择赫谢尔—巴尔克莱模式，该

模式为三参数模式，具有宾汉模式和幂律模式的特点，

其数学方程式如下：

 τ τ γ= +0 K n (10)

式中：τ为剪切应力，Pa；τ0 为动切力 (也称屈服值 )，
Pa；γ为剪切速率，s-1；K为稠度系数，Pa·sn；n为流

性指数，无量纲。

(2)流变参数回归

图 4 所示为高温高压流变性测试现场实物图。

利用高温高压流变仪可获取不同温度压力条件下的

(γ，τ)曲线，将其拟合成公式 (10)的函数形式便可得

到不同温度压力条件下的动切力、稠度系数和流性

指数参数。测试温度范围 20~220 ℃、测试压力范围

0.1~180 MPa，具体测试温度压力点见表 1。
公式 (10)中参数与温度压力的关系为 [28]：

χ χi = 0e
 
  
A T T B P P C T T( − + − + −0 0 0) ( ) ( )2

,  1, 2,(i =  3) (11)

式中：χ i (i=1, 2, 3)分别代表动切力τ 0、稠度系数K、

流性指数n，Pa、Pa·sn、无量纲；χ0为标况下参数值；

A、B、C为回归系数，无量纲；T0 为标况温度，℃；

P0 为标况压力，MPa。
(3)计算结果分析

基于测试结果进行相关参数的回归，图 5 所示为

表 1 测试温度点和压力点

Table 1 Testing temperature and pressure points

温度点 /℃ 压力点 /MPa
20 0.1 10 20 30
60 30 40 50 60
100 60 70 80 90
140 90 100 110 120
160 100 110 120 130
170 110 120 130 140
180 120 130 140 150
190 130 140 150 160
200 140 150 160 170
220 150 160 170 180

图 4 高温高压流变性测试现场实物图

Fig. 4 High-temperature and high-pressure rheology test 
site object picture
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图 5 不同温压条件下稠度系数回归结果对比

Fig. 5 Comparison of consistency coefficient regression 
results under different temperature and pressure conditions
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不同温度条件下钻井液稠度系数的回归结果的对比图。

由图可得，测试结果中仅有两个异常值，因此该测试

结果可靠性较好。根据回归结果，随着温度的增加，

稠度系数整体呈增加趋势，当温度小于 140 ℃时，稠

度系数随温度增加变化较快，当温度大于 140 ℃时，

稠度系数随温度增加基本不变，且会发生上下波动。

通过对比“25%~75%”(图中矩形，矩形的高度越

小代表数据越集中 )与“1.5 IQR(interquartile range)内的

范围”(图中工字形，工字越高代表除异常值外的最大

值和最小值差值越大 )，可以得到当前温度条件下压力

对稠度系数的影响规律。当温度小于 160 ℃时，工字

形高度整体较小，因此压力对稠度系数的影响程度较

小；当温度大于 160 ℃时，工字形高度明显增加，因

此压力在高温条件下对稠度系数的影响程度较大。

由于同一温度下各压力点相隔 10 MPa，因此压力

对稠度系数的影响规律越稳定 (线性影响规律 )，则图

中矩形越靠近工字形中间位置，比如 20 ℃时；压力对

稠度系数的影响规律越不稳定 (非线性影响规律 )，则

图中矩形越偏离工字形中间位置，比如 100 ℃时。对

于 160 ℃和 190 ℃稠度系数回归结果，虽然图中矩形

偏离了工字形中间位置，但并不能说明该温度下压力对

稠度系数的影响规律不稳定。这是因为矩形位置的偏离

主要由异常值引起，而非压力影响规律的不稳定引起。

图 6 所示为不同温度条件下钻井液流性指数的回

归结果的对比图。温度对流性指数的影响规律与稠度

系数相反，随着温度的增加，流性指数整体呈下降趋

势，当温度小于 140 ℃时，流性指数随温度增加变化

较快，当温度大于 140 ℃时，流性指数随温度增加基

本不变，且会发生上下波动。

压力对流性指数的影响规律同样与稠度系数

相反，当温度小于 170 ℃时，工字形高度整体较

高，因此压力对流性指数的影响程度较大；当温度

大于 170 ℃时，工字形高度明显减小，因此压力在

高温条件下对流性指数的影响程度较小。通过对比

“25%~75%”(上四分位数—下四分位数 )与“1.5 IQR
内的范围”(最小值—最大值 )的大小关系，即图中矩

形与工字形的相对位置，可以看出图 6 中矩形均偏离

了工字形的中间位置，因此压力对稠度系数的影响规

律以非线性为主，这与图 5 中的规律是不同的。

2.3 井筒温压场预测模型

基于环空流体浆柱结构分布方程，考虑温度压力

对钻井液流变性的影响，建立了井筒温压场预测模型。

连续性方程：

 
∂ ∂
∂ ∂
t t
(ρ ρA vA) + =( ) 0 (12)

式中：A为环空横截面积，m2；ρ为钻井液的密度，

kg/m3；v为钻井液的流速，m/s。
动量平衡方程：
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式中：g为重力加速度，9.8 m/s2；θ为井斜角，°；p为

流体压力，Pa；pf为循环摩擦阻力，Pa。
如图 3 所示，控压固井循环降密度环节的井筒传

热包括套管内流体与套管的传热、环空内流体与套管

和地层的传热、地层内部的传热 3 个过程。针对这 3
个过程建立能量守恒方程，进行温度场的求解。

套管内流体能量守恒方程：循环时，套管内流体

传热形式以对流换热为主，通过下式进行计算 [29]：
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(
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2
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c

ρC d T
4
π ∂i c

2

∂t

� (14)

式中：Qc为套管内摩阻热源，W/m；C为比热容，J/
(kg·℃)；Tc、Tw分别为套管内流体温度、套管壁温

度，℃；hci为套管内流体与套管壁对流换热系数，W/
(m2·℃)；di为套管内径，m。

环空内流体能量守恒方程：与套管内流体类似，

循环时环空内流体传热形式以对流换热为主，通过下

式进行计算：

图 6 不同温压条件下流性指数回归结果对比

Fig. 6 Comparison of fluidity index regression results under 
different temperature and pressure conditions
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式中：Qa为环空内摩阻热源，W/m；C为比热容，J/
(kg·℃)；Ta、Tf分 别 为 环 空 内 流 体 温 度、 地 层 温

度，℃；ha、hco分别为环空内流体与地层对流换热系

数、环空内流体与套管壁，W/(m2·℃)；da、do分别为

环空外径、套管外径，m。

地层能量守恒方程：

 
a t r r r z
1 1

f

∂ ∂ ∂ ∂
∂ ∂ ∂ ∂
T T Tf f f= + 

 
 

r
2

2  (16)

式中：af为地层的导温系数，m2/s。

2.4 初始条件和边界条件

(1)初始条件

每次降密度初始时刻井筒内流体的温度与同深度

地层的温度相同，则其温度可以表示为：

 T T T T G zc st t t= = =0 0 0
= = = + ∆a f  (17)

式中，TS为地表温度，℃；z为井深，m；G为地温梯

度，℃/m；。

(2)边界条件

在入口处，流体温度可通过传感装置实时测量：

 T Tc inz=0
=  (18)

2.5 求解方法

采用无条件稳定的Crank-Nicolson隐式格式对方

程 (12)~(16)进行离散化处理，空间网格间距设置为

50 m、时间网格间距设置为 50 s。代入初始条件和边

界条件，进行控压固井分段降密度环节全过程温压场

的求解。

3 模型验证与模型对比

3.1 模型验证

验证井基础参数 [30]：井深 5897 m、上一开次套

管鞋深度 5748.2 m、上一开次套管内径 177.8 mm、井

眼直径 149.2 mm、下入尾管直径 127 mm、尾管长度

440.8 m、安全密度窗口 2.245~2.295 g/cm3。由于裸眼

段较短，该井采用一次降密度工艺，降密度过程采用

变排量作业 (最小 9 L/s、最大 21 L/s)，将钻井液密度

由 2.24 g/cm3 降低为 2.18 g/cm3。利用本文模型模拟降

密度过程，模拟结果如图 7 和图 8 所示。

由图 7 可得，环空浆柱结构变化规律在排量变化

时会发生改变，模拟工序与实际工序相一致。初始时

刻原钻井液充满整个井筒；在 58 min时，低密度钻井

液到达井底，开始进入环空；在 162 min时，低密度

钻井液充满整个井筒。

由图 8 可得，随着低密度钻井液不断进入环空，

环空循环压降不断下降，过程中若发生停泵则需要控

压。模拟停泵控压值与现场停泵控压值变化规律相吻

合，最大相对误差小于 3.6%，模型精度较高。

3.2 模型对比

与现有商业软件和模型相比，本文模型具有以下

优势：
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图 7 验证井环空流体类型分布

Fig. 7 The distribution of annular fluids types in the validation well
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①适用性更强：本文模型采用拉格朗日法描述降

密度过程的浆柱结构，能实现多次降密度工艺的温压

场预测，而现有商业软件和模型仅能实现一次降密度

工艺的温压场预测。同时，本文模型使用的流变参数

计算方法基于超高温 (220 ℃)超高压 (180 MPa)实验数

据，满足各种严苛井下环境。

②预测精度更高：本文模型结合实验数据，考虑

了温度、压力和流变性三者之间的相互影响，更符合

实际过程，而现有商业软件和模型忽略了压力对流变

性的影响，因此本文模型具有更高预测精度。

将本文模型与斯伦贝谢公司的CEMENTICS软

件进行了对比，图 9 所示为不同模型计算的井底

ECD。由图可得，CEMENTICS软件未考虑温度变化

引起的井底ECD波动，因此在低密度钻井液达到井

底前 (58 min)井底ECD表现为无变化。同时，由于

CEMENTICS软件计算的井底ECD整体偏小约 0.01 g/
cm3，在降密度环节后期井底ECD小于孔隙压力当量

密度，大大增加了地层气侵风险。

4 关键参数预测结果及规律分析

4.1 基础数据

X井决定在固井前进行控压降密度作业，钻井液

密度由 2.1 g/cm3 降低为 2.0 g/cm3。X井的基础参数：

井深 7793 m、上一开次套管鞋深度 6932 m、上一开

次套管内径 168.3 mm、井眼直径 140 mm、下入尾管

外径 114.3 mm、下入尾管内径 103.9 mm、入口温度

30 ℃、地表温度 20 ℃、地温梯度 0.025 ℃/m，井底

安全密度窗口为 2.08~2.12 g/cm3。

该井若选择两次降密度工艺则第一降密度位置

为 5932 m、若选择三次降密度则第一次降密度位置为

3932 m。图 10 中数字“1、3、5”代表控压下套管工

况，数字“2、4、6”代表循环降密度工况。利用本文

模型进行分段降密度过程的模拟计算，并对模拟结果

进行分析。

4.2 环空浆柱结构预测结果

以三次降密度工艺为例进行计算，图 11 所示为X
井环空流体类型分布的预测结果。由图可得，在每次

降密度过程中，降密度位置以下井段的环空流体类型

不发生变化；降密度位置以上井段的环空流体类型分

布受初始浆柱结构、井深结构、排量等因素的综合影

响。每次降密度作业完成的标志为降密度位置以上井

段环空充满低密度钻井液，这三次降密度作业所需的

时间分别为 5.24 h、5.12 h、4.78 h。
在浆柱结构预测的基础上，进行降密度全过程温

压场的预测。

4.3 井筒温度场预测结果

以图 10 中的两次降密度工艺为例，对工况 2 和工

况 4 条件下的井筒温度场进行预测。由于工况 2 和工

况 4 循环时间均为 6 h左右，因此选择 3 h和 6 h时的

计算结果进行对比，图 12 所示为井筒温度场预测结

果。由图可得，井筒温度场受井身结构和流体运动状

态影响明显。循环相同时间内工况 4 井筒温度场整体

高于工况 2，这是因为工况 4 中深部井段地层温度高

0 20 40 60 80 100 120 140 160

131

132

133

/min

/MPa
(L/s)

/MPa
/MPa

/%

0.0

0.5

1.0

1.5

2.0

2.5

3.0

3.5

4.0

4.5

8

10

12

14

16

18

20

22

0.0

0.5

1.0

1.5

2.0

2.5

3.0

3.5

4.0

3.53%

图 8 本文模型模拟结果与实测结果对比

Fig. 8 Comparison between the model simulation results in 
this article and the measured results
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于工况 2。对比工况 2 与工况 4 循环 3 h时第一次降密

度位置处的环空温度，相差 35.1 ℃。对于井底位置，

随着循环时间增加，两种工况的井底温度均逐渐降低，

由于套管内钻井液温度低，地温流体从井底流入环空，

因此环空下部井段温度也逐渐降低。

4.4 井筒压力场预测结果

为便于分析，设定每一次循环降密度的早期循环

排量为 3 L/s，后期循环排量为 6 L/s，图 13 所示为不

同工艺下井筒压力场预测结果。在循环初期，环空浆

柱结构不变，但压力仍发生变化，这是因为环空温度

场的变化对井底压力产生了影响。在排量变化处，井

底压力发生突变，这是因为排量引起了环空摩阻的变

化，而环空摩阻是井底压力的重要组成部分。同时，

排量的变化还会引起环空浆柱结构的变化，对液柱压

力产生影响，进而引起井底压力的变化，因此排量变

化前后井底压力曲线的斜率是不同的。对比两种降密

度工艺，三次降密度工艺所需时间较长 (多 1.42 h)，
但在第一次降密度过程中井底压力较低，不易压漏地

层。若考虑启泵时刻引起的附加压力，则两次降密度

图 10 X井的两种降密度工艺

Fig. 10 Two density reduction processes for well X
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图 11 X井环空流体类型分布

Fig. 11 Fluid type distribution in the annulus of well X
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工艺有压漏地层风险。

在降密度过程中，图 13 中的井底压力始终小于

破裂压力，但当低密度钻井液进入环空后，井底压

力可能小于地层，因此需要合理施加井口回压，保

证井底压力处于安全范围内。图 14 所示为不同工艺

下的井口回压值设计结果。由图可得，当井底压力

高于 160.4 MPa时，井口不控压；当井底压力小于

160.4 MPa时，设计相应的井口回压值，井口回压最大

值为 5.7 MPa。根据控压后的井底压力随时间变化曲

线，可以发现两种工艺下的井底压力均满足安全压力

窗口要求。

图 13 不同工艺下井筒压力场预测结果

Fig. 13 Prediction results of wellbore pressure field under 
different processes
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图 14 不同工艺下井口回压值设计结果

Fig. 14 Design results of wellhead back pressure values 
under different processes
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5 结论

本文结合控压固井分段降密度工序，采用拉格朗

日法推导了环空浆柱结构描述方程，提出了流变参数

计算方法，建立了分段降密度全过程井筒温压场预测

模型。利用实测井口压力对模型进行了验证，最大相

对误差小于 3.6%。与商业软件和同类模型相比，本文

模型的工艺适用性更强、预测精度更高。研究过程中

得到如下结论：

图 12 井筒温度场预测结果

Fig. 12 Prediction results of wellbore temperature field
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1)当温度小于 140 ℃时，温度对流变性影响显

著；当温度大于 140 ℃时，温度对流变性影响较小。

压力在高温下对稠度系数的影响程度较大，而对流性

指数的影响较小。

2)商业软件计算的井底ECD整体偏小约 0.01 g/cm3，

在降密度环节后期井底ECD小于孔隙压力当量密度，

大大增加了地层气侵风险。

3)环空流体类型分布受初始浆柱结构、排量等因

素的综合影响。井筒温度场受工况影响明显，对比不

同工况相同位置处的环空温度，最大相差 35.1 ℃。

4)与两次降密度工艺相比，三次降密度工艺所需

时间多 1.42 h，但在第一次降密度过程中井底压力较

低，不易压漏地层。采用利用本文模型设计的井口回

压，可以保证不同工艺下的井底压力均满足安全压力

窗口要求。
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