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高温高压气井连续管在 CO2 环境中的
电化学腐蚀数值模拟

刘元亮，刘少胡，马卫国
（长江大学机械工程学院，湖北 荆州　434023）

摘要：针对高温高压气井中连续管在含 CO2 地层极易腐蚀、开裂等问题，调研了腐蚀失效情

况，分析其腐蚀失效机理。应用 COMSOL 多物理场耦合分析方法，建立连续管在 CO2 环境中的

电化学腐蚀数值模型，分析环境因素对腐蚀速率的影响规律。结果表明：实验腐蚀速率和数值

模拟腐蚀速率的最小误差为 1.3%；CO2 分压分别为 0.1、0.5 和 1.0 MPa 时，连续管腐蚀速率达到

峰值时的温度分别为 120、90 和 60 ℃；当 CO2 分压为 0.1 MPa、电解质溶液电导率为 2.86、pH 值

较小时，连续管的腐蚀速率最大。该研究为 CO2 腐蚀环境下连续管的安全使用提供了建议。

关键词：气井；高温高压；连续管；CO2 腐蚀；腐蚀速率；数值模拟
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随着石油天然气勘探开发的不断进步，井下油气开采环境变得更加复杂 [1–3]。连续管大多是在高

温、高压和高腐蚀（H2S、CO2、Cl-等腐蚀介质）环境下作业，极易造成腐蚀失效 [4–7]。在导致连续管发生

腐蚀的众多介质中，H2S 和 CO2 的腐蚀情况是最严重的，而且国内外多数油气井中 CO2 的含量都相对

较高[8–9]，因此非常有必要对 CO2 环境中连续管的腐蚀情况进行深入研究。

目前，国内外对于 CO2 环境中连续管腐蚀 (Coiled tubing，CT) 的研究大多是通过高温高压腐蚀实验

模拟油气井生产过程中的腐蚀行为实现的[10–15]。薛玉娜等[11–12] 通过电化学实验模拟研究了 CT80 连续

油管钢在长庆油田高矿化度油井水中的电化学腐蚀行为；赵国仙等[13–14] 通过高温高压下 CO2 腐蚀实验

研究了温度对 QT900 连续管在 CO2 环境中的腐蚀行为；任呈强等 [15] 采用电化学阻抗和动电位扫描极

化曲线测试技术研究了 N80 钢的 CO2 高温高压腐蚀电化学行为及机理；Waard 等[16] 分析碳钢的 CO2 腐

蚀机理，提出了碳钢的 CO2 腐蚀理论模型；Deshpande[17] 利用 COMSOL Multiphysics 软件预测了电偶对

的腐蚀速率，但没有深入考虑环境因素对腐蚀速率的影响。

目前对于连续管的 CO2 腐蚀主要是通过实验模拟方法进行研究，但是，受条件所限，实验无法模拟

一些复杂的真实工作环境，而且实验模拟费用较高、周期较长，而数值模拟方法可以弥补实验模拟的不

足。本研究以 CT110 连续管为研究对象，模拟连续管的复杂作业环境，基于电化学腐蚀工作原理，通过

数值模拟方法研究其在 CO2 环境下的腐蚀行为，为现场腐蚀失效分析及防腐提供参考依据。

1    连续管腐蚀失效情况

图 1 所示为连续管近 20 年来的失效统计情况 [18]。可以看出，1997～2007 年连续管因腐蚀而失效

的占比为 33%，而 2006～2017 年连续管腐蚀失效占比达到 34%，不同时期腐蚀引起的失效比率相当，同

时腐蚀导致连续管失效所占的比例最高，说明腐蚀是影响连续管使用寿命和安全操作的重要因素。
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图 2 所示为现场连续管腐蚀形貌图。图 2（a）中滚筒左右两边分别为腐蚀（下井作业）和未被腐蚀

（未下井作业）的连续管，左边连续管表面呈现棕黄色，腐蚀较严重，右边未腐蚀连续管表面呈明显金属

光泽。图 2（b）所示为连续管在海上某气井作业一段时间后被腐蚀的外观形貌，连续管整体腐蚀非常严

重，局部位置腐蚀穿孔、甚至腐蚀开裂。

2    数值模型的建立和验证

2.1    CO2 腐蚀连续管的机理

CO3
2−

在含 CO2 的高温高压气井中，连续管表面发生深度点蚀以及腐蚀开裂，腐蚀失效情况非常严重。

因此，有必要探究连续管在 CO2 环境中的腐蚀行为和机理。CO2 是一种酸性气体，可溶于水生成碳酸，

碳酸的化学性质不稳定，会电解分离出 H+和 ，从而降低溶液的 pH 值，增加溶液的酸度，腐蚀连续

管。连续管在 CO2 环境中的腐蚀过程是一个管体发生电化学反应、化学反应及物质传递的复杂过程。

连续管腐蚀过程中涉及的化学反应方程式有[19]

阳极  
Fe+HCO−3 −→ FeCO3+H++2e−

Fe+H2CO3 −→ FeCO3+H++2e−

Fe2++HCO−3 −→ FeCO3+H+
(1)
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图 1    连续管失效情况统计[18]

Fig. 1    Statistics of coiled tubing failure[18]
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图 2    连续管腐蚀后的形貌

Fig. 2    Corrosion morphology of CT
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
CO2+H2O←→ H2CO3

H2CO3+e−←→ H++HCO−3

HCO−3+e−←→ H++CO2−
3

H++e−←→ H

(2)

由上述可知，腐蚀溶液中连续管表面腐蚀变化主要涉及阴阳两极的电化学反应：阳极发生铁的氧

化反应，阴极发生碳酸电解、水电解和氢的还原反应。整个电化学腐蚀过程包含了物质的传递、带电

荷离子定向迁移形成电场以及管体表面由于电化学反应导致的电极极化。

2.2    多物理场耦合理论模型

连续管电化学腐蚀过程是一个多物理场耦合的过程，主要涉及流场、电场、物质传递、温度场等。

本研究假设电解质溶液浓度分布均匀，考虑物质传递过程中的扩散、电迁移以及环境温度对腐蚀的影

响，重点研究电场、物质传递、电化学反应之间的耦合作用。

2.2.1    物质传递模型

假设在腐蚀过程中连续管被腐蚀的所有物质都溶解于腐蚀溶液中，溶解的物质 i 在电解质溶液中

的传输扩散符合 Nernst-Planck方程[17]
 

Ni = −Di∇ci−niFuici∇ϕ+ ciV (3)

Ni Di ci ni F ui ϕ

V

式中： 为物质的流量；  为扩散系数； 为浓度； 为电荷数； 为法拉第常数;  为物质的迁移率； 为电

势； 为相对速度。由该方程可知物质的流量为其扩散、迁移和对流总和。假设电解质溶液浓度分布

均匀，不考虑物质传递过程的对流项，则式 (3)变为 

Ni = −Di∇ci−niFuici∇ϕ (4)

2.2.2    电场理论模型

假设电解质溶液呈电中性，根据电荷守恒和局部电中性方程，则有 

∇ · jl = 0 (5)
  ∑

zici = 0 (6)
 

∇2ϕ = 0 (7)

jl式中： 为电解质中的电流密度，zi 为物质 i 的电荷数。式 (5) 为拉普拉斯方程表示的电解质电势。根据

法拉第定律得到电解质中的电流密度为 

jl = F
n∑

i=1

zi(−Di∇ci− ziuiFci∇ϕl) (8)

2.2.3    电极反应动力学模型

连续管电化学腐蚀过程中每个电极反应的动力学计算可用 Butler-Volmer方程[20] 表示 

jp = jcorr

[
exp

(
2.3η
ba

)
− exp

(
−2.3η

bc

)]
(9)

jp jcorr |η| = E−Ecorr E

Ecorr ba =
2.3RT
βnF

bc =
2.3RT
αnF

α β

R T

式中： 为外侧极化电流密度，A/m2； 为腐蚀电流密度，A/m2； 为过电位，V； 为外侧极化

电位，V； 为腐蚀电位，V； 和 分别为常用对数阳极和阴极的 Tafel 斜率； 和 分

别为阴极反应和阳极反应的传递系数； 为普适气体常数，J/(mol·K)； 为温度，℃。

2.3    数值模型和边界条件

在连续管 CO2 腐蚀模型中，采用任意拉格朗日-欧拉方法（ALE）描述连续管的腐蚀过程。任意拉

格朗日-欧拉方法 (ALE) 包括两个坐标系：一个表示为 (X, Y) 的参考坐标系，另一个表示为 (x，y) 的空间

坐标系。参考坐标系中的坐标固定，而空间坐标系中的坐标随时间移动。通过求解下述方程可获得网

格的位移 
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∂2

∂X2

∂x
∂t
+
∂2

∂Y2

∂y
∂t
= 0 (10)

 

∂2

∂X2

∂y
∂t
+
∂2

∂Y2

∂x
∂t
= 0 (11)

式中：X、Y 为参考坐标系；x、y 为空间坐标系，t 为仿真时间步。

根据连续管表面的腐蚀过程设置边界条件，可通过设定电极表面的腐蚀速度实现。根据法拉第定

律，通过电极的电流密度求得电极表面的腐蚀速度 

nv =
M

zFρ
jp (12)

式中：v 为腐蚀速度，mm/year；M 为物质的摩尔质量，g/mol。
模型其余的边界采用对称边界，是不动的，因此边界条件应满足  {

dx = 0,dy = 0

dx = 0
(13)

根据上述理论描述，采用 COMSOL 软件二次电流分布接口和稀物质传递接口模拟连续管的腐蚀

行为。图 3（a）为连续管的实物照片。为简化计算，建立了二维平面电解质计算域，焊缝宽 5 mm，母材

宽为 5.5 mm。建立图 3（b）所示几何模型，网格及边界条件如图 3（c）所示。网格类型为三角形，网格总

数为 24 466，最大和最小网格尺寸分别为 0.848 0 和 0.004 8 mm。采用稳态求解器进行求解。腐蚀溶液

环境参数：pH值为 2.5～6.5，温度为 50～200 ℃，CO2 分压为 0～5 MPa。具体参数将在后续计算中详细交代。

2.4    数值模型验证

为了验证数值模型的准确性，与文献 [21] 中的实验结果进行对比，模拟条件：电解质溶液为质量分

数为 1% 的氯化钠盐溶液，呈弱酸性；环境温度为 20 和 50 ℃，溶液流速为 2 m/s，CO2 分压为 0.1 MPa。

通过模型计算得到不同温度下电解质溶液中的电位分布和电流密度（j）流线图，如图 4 和图 5 所示。可

Weld metal Base metal Solution Cathode Anode Cathode

dx=0 dx=0

dx=0, dy=0

(a) (b) (c)

图 3    连续管实物图和数值模拟腐蚀过程的简化模型

Fig. 3    Picture of actrual CT and simplified numerical simulation model of CT corrosion
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图 4    电解质溶液中电位分布和电流流向模拟结果

Fig. 4    Potential distributions and current directions of electrolyte solution at two temperatures
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以看出，当温度较高时，连续管在电解质溶液中的

电位和电流密度较大。图 6 为不同温度下溶液

pH 值对材料腐蚀速率影响的实验结果与数值模

拟结果。对比结果可知，腐蚀速率的实验结果与

数值模拟结果的最小误差为 1.3%，最大误差为

25%。虽然个别结果的误差较大，但是实验结果

与数值模拟得到的腐蚀影响规律总体上是一致

的，说明该模拟方法具有可行性。

3    环境参数对连续管腐蚀速率的影响

连续管在含 CO2 高温高压气井作业中的腐蚀

过程是一个复杂的电化学过程，主要受到温度、

CO2 分压、溶液 pH 值、流速、矿化物、材料等因素的影响 [22]。目前针对连续管腐蚀影响因素中对于矿

化物的研究相对较多，而流速对于腐蚀的影响较小，因此本研究基于数值模拟方法主要探究温度、

CO2 分压以及溶液 pH 值对连续管腐蚀的影响规律。以 CT110 连续管为研究对象，通过数值模拟方法，

研究连续管在大北气田采出水溶液中的腐蚀行为[23]。

3.1    温度对连续管腐蚀速率的影响

当溶液 pH 值为   4，电解质溶液电导率为

2.86，CO2 分压分别为 0.1、0.5 和 1.0 MPa 时，数值

模拟得到的温度对连续管腐蚀速率的影响规律如

图 7 所示。连续管腐蚀速率随着温度的上升而增

大，当上升到一定温度后，腐蚀速率达到最大值，

出现“峰值腐蚀速率”，而后随着温度继续上升而

逐渐下降。根据电化学反应原理可知，当温度升

高时，溶液中活性离子的活性增强，溶液的电阻率

提高，阴极的电化学反应速率增大，腐蚀产物形成

的保护膜比较疏松且无附着力，不足以起到保护

作用，因此腐蚀速率随着温度的上升而增大。当

温度继续升高，达到一定数值后，腐蚀产物在基体

表面堆积，形成一个较为完整的保护膜，阻碍腐蚀

溶液中的离子向基体金属扩散，从而抑制腐蚀反

j/(A·m–2) j/(A·m–2)

30

25

20

15

10

5

12

10

8

6

4

2

(a) 20 °C (b) 50 °C

图 5    电解质溶液中电流密度流线模拟结果

Fig. 5    Current density diagrams of electrolyte solution at two temperatures
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图 6    溶液 pH值对管材腐蚀速率的影响

Fig. 6    Influence of pH value on corrosion rate of CT
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图 7    温度和 CO2 分压对连续管腐蚀速率的影响

Fig. 7    Influence of temperature and partial pressure of
CO2 on corrosion rate of CT
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应进行，因此温度对连续管腐蚀的影响呈现先增大后减小的趋势。当 CO2 分压分别为 0.1、0.5 和

1 MPa时，连续管腐蚀速率达到峰值的温度分别为 120、90和 60 ℃。这是因为在不同 CO2 分压下，溶液

中溶解的 CO2 含量不一样，导致连续管表面生成致密保护膜时的温度有所不同。

3.2    CO2 分压对连续管腐蚀速率的影响

从图 8 可以看出，当溶液 pH 值为  4，电解质

溶液电导率为 2.86 时，不同温度下 CO2 分压对连

续管腐蚀速率的影响规律基本一致。腐蚀速率首

先随着 CO2 分压增大而增大，而后逐渐趋于平稳

状态。这是因为当溶液中 CO2 分压增大时，溶液

中 CO2 分子的扩散速率增大，加快了阴极反应，生

成的碳酸浓度升高，电离得到的 H+浓度也随之增

大，进一步加快了阳极基体金属铁的溶解，使得腐

蚀速率增大。但当 CO2 分压达到一定临界值后，

生成的腐蚀产物在连续管表面形成致密的保护

膜，腐蚀反应逐渐稳定，此时腐蚀速率受 CO2 影响

较小，基本趋于平稳，出现“稳定腐蚀速率”。

3.3    溶液 pH 值对连续管腐蚀速率的影响

图 9 为连续管在不同 pH 值下的腐蚀速率。

从图 9 中可以看出：当 CO2 分压为 0.1 MPa、电解

质溶液电导率为 2.86、pH 值较小时，连续管腐蚀

速率最大；随着溶液 pH 值的增大，腐蚀速率降

低。当温度为 30 ℃ 时，连续管的腐蚀速率随

pH 值变化较小；而当温度为 90 ℃ 时，连续管腐蚀

速率的降幅很大。溶液 pH 值对连续管腐蚀的影

响受温度控制，温度越高，pH 值对腐蚀速率的影

响越显著。当 CO2 分压一定时，阴极反应生成的

碳酸与溶液 pH 值密不可分，溶液的酸度决定了碳

酸的存在形式，pH 值增大有利于碳酸电离，也有

利于形成碳酸亚铁，但是碳酸分解和扩散又受温

度的影响。因此，溶液 pH 值对连续管腐蚀速率的

影响主要受温度控制，出现了“受控腐蚀速率”。

4    结　论

建立了高温高压气井连续管的 CO2 电化学腐蚀模型，结合实验结果，验证了该数值模拟方法是可

行的。通过分析数值模拟结果，得到如下结论。

（1）随着温度上升，连续管 CO2 腐蚀速率呈现先增大后减小的趋势，不同温度下出现不同的“峰值

腐蚀速率”。CO2 分压分别为 0.1、0.5和 1.0 MPa时，“峰值腐蚀速率”温度分别为 60、80 和 110 ℃。

（2）连续管腐蚀速率随 CO2 分压的增大而增大，但增大到一定值后趋于平稳状态，出现了“稳定腐

蚀速率”，连续管应尽量在 CO2 分压小于 1.0 MPa的“稳定腐蚀速率”压力条件下作业。

（3）连续管的腐蚀速率随 pH 值的增大而减小，同时还受温度的控制，温度较高时，pH 值对腐蚀速

率的影响更加显著。根据“受控腐蚀速率”条件，建议减少连续管在低温、pH 值小于 5 的高酸性环境下

的服役时间。
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图 8    不同 CO2 分压下连续管的腐蚀速率

Fig. 8    Corrosion rates of CT under different CO2

partial pressures
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图 9    pH值对连续管腐蚀速率的影响

Fig. 9    Corrosion rates of CT at different pH values
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Numerical Simulation of CO2 Electrochemical Corrosion of Coiled Tubing in
High-Temperature and High-Pressure Gas Wells

LIU Yuanliang, LIU Shaohu, MA Weiguo

（School of Mechanical Engineering，Yangtze University, Jingzhou 434023, Hubei, China）

Abstract:  In view of the problems of local corrosion, uniform corrosion and pipe body cracking of coiled
tubing (CT) in formation containing CO2 and high-temperature and high-pressure gas well, the CT corrosion
failure was investigated firstly, and the corrosion failure mechanism was analyzed. The numerical model of
CO2 electrochemical corrosion of CT was established by COMSOL multifield coupling analysis method, and
the  influence  of  environmental  factors  on  the  corrosion  rate  was  researched.  The  experimental  result  was
compared  with  the  numerical  result.  The result  shows  that  the  minimum  error  between  the  experimental
corrosion rate and that of the numerical simulation is 1.3%. When the partial pressure of CO2 is 0.1, 0.5 and
1.0  MPa,  the  corrosion  rate  of  CT  reached  its  peak  at  120,  90  and  60 ℃,  respectively.  When  the  partial
pressure  of  CO2  is  0.1  MPa,  and  the  electrolyte  solution  conductivity  is  2.86,  the  corrosion  rate  of  CT  is
higher  at  smaller  pH  value.  This  study  is  expected  to  provide  suggestions  for  the  safe  use  of  CT  in  CO2

corrosion environment.
Keywords:   gas wells；high temperature  and high pressure；coiled tubing；carbon dioxide corrosion；
corrosion rate；numerical simulation
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