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含 CO2 油气管道内腐蚀模拟及剩余寿命预测 

钟功祥，石强，赵乾坤 

（西南石油大学 机电工程学院，成都 610000） 

摘  要：目的 通过对含 CO2 油气管道的内腐蚀状况进行仿真和实验研究，得出管道的内腐蚀规律和剩

余使用寿命。方法 以渤西海域某一管道的实际工况为基础，采用 OLGA 软件并选择 De Waard95 模型

对 CO2 腐蚀速率的影响因素进行仿真分析。采用失重实验研究了温度和 CO2 分压对 X52 级管道钢腐蚀

速率的影响，在仿真数据的基础上对腐蚀管道的剩余寿命进行预测。结果 仿真结果表明，管道沿线的

温度、压力、持液率、流型及 pH 值对 CO2 腐蚀程度的影响都很大。实验发现，CO2 腐蚀速率随温度的

升高呈先增后降的趋势，且在温度为 333 K 时达到最大值，为 0.22 mm/a。随着 CO2 分压的升高，腐蚀

速率呈上升趋势，最大值为 0.24 mm/a。结论 随着管道高程和里程的不同，不同因素对 CO2 腐蚀有不

同程度的影响，管道入口段的腐蚀速率最大，仿真和实验结果对管道的内腐蚀防护和剩余寿命预测有

一定的参考价值。 
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Corrosion Simulation inside Oil-Gas Pipelines Containing CO2 and Predic-

tion of Residual Life 

ZHONG Gong-xiang, SHI Qiang, ZHAO Qian-kun 

(Mechanical and Electrical Engineering College, Southwest Petroleum University, Chengdu 610000, China) 

ABSTRACT: The work aims to conclude the internal corrosion law and residual service life of pipelines by means of the simu-

lation of and the experimental study on the internal corrosion of oil-gas pipelines containing CO2. Based on the actual working 

conditions of some pipe in the western area of the Bohai Sea, OLGA software and De Waard95 model were selected to simulate 

and analyze the factors influencing CO2 corrosion rate. Weight loss experiment was adopted to research the effect of tempera-

ture and partial pressure of CO2 on the corrosion rate of X52 pipeline steel. The residual service life of corroded pipelines was 

predicted based on the simulation data. The simulation results showed that the temperature, pressure, liquid holdup, flow pattern 

and pH value along the pipelines had great influence on CO2 corrosion rate. Experiment showed that: with the increase in tem-

perature, CO2 corrosion rate increased firstly and then decreased. The maximum corrosion rate reached 0.22 mm/a at 333 K. 

Corrosion rate increased with the increase in CO2 partial pressure, and the maximum value was 0.24 mm/a. With the change in 

piping elevation and mileage, different factors have different degrees of impact on CO2 corrosion. The corrosion rate of pipe-

lines inlet section is the largest. The results of simulation and experiment provide certain reference value for internal corrosion 
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protection and prediction of residual service life of the pipelines. 

KEY WORDS: CO2; residual life; OLGA software; corrosion rate 

 

随着石油天然气工业的发展，油气混输管线腐

蚀损坏事故逐年增加。由于油井含水量的增加、含

CO2 油气层的开发以及 CO2 驱油工艺的发展[1—2]，

CO2 腐蚀已成为油气传输过程中日益突出的问题。 

CO2 与水共存后具有极强的腐蚀性，能严重破

坏金属材料[3—4]。在相同 pH 值下 CO2 总酸度比盐

酸高[5]，故能导致更严重的管材腐蚀，同时也极大

缩短了油气管材的使用寿命。油气田管道内 CO2

腐蚀常以局部点蚀、轮癣状腐蚀或台面状腐蚀形式

出现，腐蚀穿透率很高，腐蚀速率每年通常达到数

毫米，其中台面状坑蚀是最严重的腐蚀特征[6—8]。

黄刚等[9]采用 OLGA 研究了立管路由对含 CO2 油

水混输管线内腐蚀的影响表明：油气混输立管的腐

蚀速率明显低于水平段腐蚀速率，当立管高度达到

某一值时，立管底部腐蚀速率最大。王国栋等 [10]

研究了不同离子浓度对油水混输管线的影响：

HCO3
浓度与立管段的腐蚀速率呈明显的线性关

系，Cl浓度与立管段的腐蚀速率呈两段常函数特

点。冷亚梅[11]和张宏阳[12]基于 OLGA 软件研究了

酸性气体对油气混输管道内腐蚀的影响规律并取

得了一定成果。Nesic[13]研究了多相流对低碳钢中

CO2 腐蚀的影响，得出离子浓度、剪切应力以及泥

砂等因素均对 CO2 腐蚀有一定程度的影响。Torgeir

等[14]利用 OLGA 研究了多相流管道中的压力、温

度和液体组分等因素对 CO2 腐蚀速率的影响。本文

采用 OLGA 对油气管道 CO2 内腐蚀进行了模拟分

析，并预测了油气管道的剩余使用寿命。 

1  管道基础数据[15] 

油气混输管道全长 4.58 km，路由区海底地形

基本平坦，最大坡度为 10 m。外管道钢级为 API5L 

X52，外径为 406.4 mm，壁厚为 12.7 mm，内管道

钢级为 API5L X56，外径为 273.05 mm，壁厚为 11.1 

mm，保温层材料为聚氨酯泡沫，壁厚为 50 mm。 

管道输送介质为油、气及水，CO2 体积分数约

为 3.6%，不含 H2S，N2 含量约为 1.05%，其他烷

类烃总量约为 95.35%，入口压力为 1.8 MPa，出口

压力为 1.6 MPa，入口温度为 335 K，出口温度为

317 K，海底平均温度为 293 K，总传热系数为 0.055 

W/(m2K)。输油量为 89.51~135.77 m3/d，输气量为

30 684~50 978 m3/d，输水量为 182.65~329.88 m3/d，

含水量为 57.8%~74.7%，气液体积比为 91.9~ 

160.74。 

分析产出的气体组分发现，实际产出气体 CO2

含量约为设计值的 1 倍。因此模拟时选取 CO2 的含

量为 5%。实际操作中从入口处注入的缓蚀剂效率

为 85%~90%，模拟时取保守值 85%。 

2  模型简介 

OLGA 软件有 3 种腐蚀预测模型：Norsok 模

型、Top-of-Line 模型以及 De Waard95 模型。Norsok

模型更注重考虑腐蚀产物膜（FeCO3）的保护作用，

对介质的 pH 值比较敏感，在 373～423 K 之间预

测结果更接近实际腐蚀速率[16]，由运行工况可知，

该模型不适用。Top-of-Line 模型主要分析酸性气体

对管道顶部的腐蚀，其分析结果不能代表管道的腐

蚀情况[17]。De Waard 95 模型是应用最广泛的典型

半经验模型，该模型包含了与流速相关的物质过程

和与流速无关的腐蚀反应动力学过程。在温度低于

358 K 时，其预测的腐蚀速率与实际情况相符合，

故文中以 De Waard95 模型进行模拟分析，其表达

式为[18]： 

corr r m

1 1 1

V V V
                (1) 

2r CO

1119
lg 5.07 0.581gV p

T
               

2actual CO0.34(pH pH )   (2) 

2

0.8

m CO
0.2

2.45
u

V p
d

    (3) 

2 2CO COpH 3.82 0.003 84 0.5lg p      (4) 

式中：Vcorr 为腐蚀速率（mm/a）；Vr 为反应速

率（mm/a）；Vm 为传质速率（mm/a）；T 为介质温

度（K）；
2COp 为 CO2 分压（Pa）；pHactual 为实际

pH 值；
2COpH 为 CO2 饱和溶液的 pH 值；U 为介质

的液相流动速率（m/s）；d 为直径（m）。 
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从上式可看出，影响 CO2 腐蚀速率的主要因素

有介质温度、
2COp 分压及介质流速。 

3  模拟分析 

按照已知路由数据（见表 1），结合管道的高

程变化，把管道分为 8 段，共 65 个子段，管道沿

线高程如图 1 所示。 

表 1  管道路由 
Tab.1 Pipe routing 

管段 里程/mm 高程/mm 

Pipe-1 150 120 
Pipe-2 800 0 

Pipe-3 600 10 

Pipe-4 800 0 

Pipe-5 600 20 
Pipe-6 600 20 

Pipe-7 900 0 

Pipe-8 130 130 

 

 

图 1  管道的沿线高程 
Fig.1 Elevation along the pipeline 

选取 OLGA 中 Corrosion 模块，根据基础数据

输入各项对应的参数，模拟分析管道的运行状况。

OLGA 软件中分为气泡流、段塞流、分层流及环状

流四种流型。由图 2 可知，管道流型有 2 种：水平

管段由于高程起伏不大，液体流动稳定，容易与气

体产生分层，液膜湿周与管道内圆周不相等，形成

了分层流；出口立管段，由于液膜湿周与管道内圆

周相等，分层流转变为环状流。入口立管段由于液

体的自重作用很快流入水平管段，持液率基本为

零；出口立管段由于液体的自重以及后续液体的推

动作用也造成了零持液率；在管长为 3000 m 处，

液体处于上坡管段，流速较小，易聚集，持液率上

升，腐蚀速率增大；其余管段起伏变化不大，持液

率较稳定。 

 

图 2  管道沿线的持液率与流型变化 
Fig.2 Change of liquid holdup and flow pattern along the 

pipeline 

研究表明[19—21]，流速对管道腐蚀有重要影响，

在一定范围内腐蚀速率随流速的增加而增大，这是

由于高流速促进 Fe 的溶解及 FeCO3 的形成。由图

3 可知，在入口立管段由于液体重力势能转化为动

能，流速较快，腐蚀速率也快；出口立管段由于动

能不断减少，流速降低，腐蚀速率呈下降趋势。 

 

图 3  管道沿线液体流速与腐蚀速率的变化 
Fig.3 Flow rate and corrosion rate along the pipeline 

由图 4 可知，管内的流体与海水有热交换过

程，导致管道沿线温度下降；管内的液体不断地向

前流动，需要不断消耗能量，使管内压力不断下降，

这基本上与管道运行工况相符合。 

CO2 对油气混输管道的影响主要体现在 pH 值

对腐蚀的影响上。一般来说，随着 pH 值的减小，

溶液中 H+的浓度会增大，对管道的腐蚀性较强。

由图 5 可知，管道沿线 pH 值呈下降趋势，但酸性

不断增强，pH 值基本上维持在 4.0 作用，因此对

管道的腐蚀性影响较大。 

管道中不同含量 CO2 与管道腐蚀速率的关系

如图 6 所示，随着 CO2 含量由 1%增加到 10%，管 
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图 4  管道沿线压力与温度的变化 
Fig.4 Change of pressure and temperature along the pipeline 

 

图 5  管道沿线液体 pH 的变化 
Fig.5 Change of liquid PH value along the pipeline 

 

图 6  不同含量的 CO2 与腐蚀速率的关系 
Fig.6 Relationship between different levels of CO2 and corro-

sion rate 

道的腐蚀速率也相应增加，可见 CO2 含量对管道腐

蚀速率的影响程度。 

4  实验研究 

失重法研究 CO2腐蚀的影响因素：温度和 CO2

分压。利用高温高压反应釜控制实验条件。首先

对金属试片进行脱水处理，再用丙酮进行脱脂清

洗，随后用滤纸包好放入干燥器中干燥 4 h，最后

用电子天平称量。实验时，将挂片浸入盛有 2.5 L

腐蚀介质高压釜中。实验结束后，用含体积分数

分别为 10%的 HCl 和 1%的酸洗缓蚀剂处理液浸

泡挂片 5 min，随后擦拭挂片表面腐蚀产物，清洗、

干燥，1 h 后用电子天平称量，计算腐蚀速率 V，

公式如下： 
48.67 10 m

V
s t 
 


 

    (5) 

式中：Δm 为挂片腐蚀前后的平均失重（g）；s

为挂片的面积（cm2）；ρ 为钢的密度（g/cm3）；t

为实验时间（h）。 

4.1  温度对 CO2 腐蚀速率的影响 

将挂片浸入盛有腐蚀介质的高温高压釜中，随

后通入氮气以除去釜内氧气，再通入 CO2 排出釜内

氮气，最后依次调整温度至 293、313、333、353、

373、393、413 K，实验过程中 CO2 分压保持在 0.12 

MPa，96 h 后，测试其腐蚀速率，并用环境扫描电

镜观察挂片表面腐蚀形貌。 

 

图 7  不同温度下 X52 钢的腐蚀速率 
Fig.7 Corrosion rate of steel X52 under different temperatures 

由图 7 可看出，温度低于 333 K 时，腐蚀速率

随温度的升高而增大，高于 333 K 时，腐蚀速率随

温度的升高呈下降趋势，腐蚀速率在 333 K 时达到

最大，为 0.22 mm/a。由图 8 可知，333 K 时，挂

片表面发生了均匀腐蚀，温度达到 373 K 时，挂片

表面点蚀现象相当明显。温度的升高导致挂片由均

匀腐蚀转变成了局部腐蚀，随着腐蚀时间的增加，

点蚀坑不断生长，金属失效的可能性极大，因此温

度对 CO2 腐蚀有很大影响。 
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图 8  不同温度下 X52 钢的表面腐蚀形貌 
Fig.8 Surface corrosion morphology of X52 steel under dif-

ferent temperature 

4.2  CO2 分压对 CO2 腐蚀速率的影响 

保持釜内温度不变，依次调整 CO2 分压为

0.015、0.03、0.045、0.06、0.075、0.09、0.105、

0.13 MPa，得到图 9 所示的 CO2 分压对腐蚀速率影

响的曲线。 

 

图 9  不同 CO2 分压下 X52 钢的腐蚀速率 
Fig.9 Corrosion rate of steel X52 under different CO2 partial 

pressure 

 图 9 可看出，随着 CO2 分压的增大腐蚀速率

增幅较大，当 CO2 分压为 0.13 MPa 时，腐蚀速率

最大，为 0.24 mm/a。这是由于在较低压力下，CO2

溶解度与压力成正比，随着 CO2 分压的增大，CO2

溶解度增大，介质 pH 降低，阴极 H 去极化作用增

强，腐蚀速率增大。 

5  剩余寿命预测 

通过上述模拟可知油气管道最易发生腐蚀且

腐蚀速率最大的发生处，即已发生损坏失效的地

方，为保证管道的正常运行，有必要对管道进行剩

余寿命的预测。根据已知的管道设计使用年限，投

入使用年限，利用下面经验公式可预测管道的剩余

寿命。 

t
R

S
R K

V
    (6) 

S=SdSc     (7) 
Sc=VRt   (8) 
式中：Rt 为剩余寿命（a）；K 为修正系数；S

为腐蚀余量（mm）；VR 为平均腐蚀速率（mm/a）；

Sd 为管道设计壁厚（mm）；Sc 为管道已腐蚀的壁厚

（mm）；t 为管道投入使用年限（a）。 

由图 6 和公式（6）—（8）可得到不同含量

CO2 的腐蚀速率及对应的管道剩余寿命，具体如图

10 所示。 

 

图 10  CO2 含量、管道腐蚀速率和剩余使用寿命的关系 
Fig.10 Relation among CO2, corrosion rate and residual ser-

vice life 

由图 10 可知，管道内 CO2 含量与管道的剩余

使用寿命成反比，与腐蚀速率成正比。即根据管

道内任意 CO2 含量，便可得出管道的腐蚀速率和

剩余使用寿命。基于仿真得出的腐蚀速率数值进

行管道剩余寿命的预测，能较快地得出管道的腐

蚀速率和剩余使用寿命，进而采取相关的防护措

施。但这种方法需以大量现场所测数据和相关经

验为基础。 
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6  结语 

1）管道沿线的温度、压力和 pH 值随管道里

程的增加均呈下降趋势。持液率、流型和流速在水

平管段变化不大，竖直管段变化较大。入口立管段

腐蚀速率最大，运行过程中需要对其进行腐蚀情况

监控，CO2 浓度越大腐蚀速率越大。 

2）X52 钢的腐蚀速率随温度的升高先增后减，

随 CO2 分压的升高而增大。 

3）基于仿真结果，采用计算公式能够对 CO2

腐蚀管道的剩余寿命进行较准确地预测，为管道正

常运营和安全评估提供了理论支持。 
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