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多相流管线内腐蚀直接评价方法 

在国内的现场应用 

曹学文 1，王凯 1，尹鹏博 1，秦思思 1，李玉浩 2 

（1.中国石油大学（华东）储运与建筑工程学院，山东 青岛 266580； 

2.滨州学院 化工与安全学院，山东 滨州 256600） 

摘  要：目的 通过研究美国腐蚀工程师协会（NACE）于 2016 年提出的适用于多相流管线的内腐蚀直接评

价标准 SP0116-Multiphase flow internal corrosion direct assessment methodology for pipelines（以下简称

MP-ICDA），探究该评价方法在国内的现场应用步骤，为国内内腐蚀直接评价方法提供参考。方法 以我国

东海某海底管线的实际运行工况为基础，建立 Norsok M506 内腐蚀预测模型，利用流体动力学理论，模拟

分析管线内腐蚀状况，结合评价标准的预评价、间接检测、详细检查及后评估四个步骤进行内腐蚀直接评

价。结果 管线整体内腐蚀速率超过 0.25 mm/a，腐蚀程度较严重。管道 1.5~2.5 km 低洼处及两侧立管处腐

蚀速率明显增大，其腐蚀高危点与段塞流动状态、高持液率等流动参数有关。现场在线检测数据与模型预

测结果基本一致，由此证明了模型的可靠性。根据腐蚀程度等级及标准规定的内腐蚀再次评估周期，确定

管线再评估时间间隔为 1 年。结论 ICDA 能够准确预测管线内腐蚀状态与风险大小，为无法实施内检测的

管线提供了有效的内腐蚀评估方法，其对预测多相流管道腐蚀发生的位置与风险等级具有一定的指导作用

与借鉴意义。流体的动力学参数对腐蚀速率影响较大，应用 MP-ICDA 方法时应选取合适的内腐蚀预测模型

及管线运行参数。在海底管线正常运行期间，可对 ICDA 的结果进行多次循环校核，从而提高腐蚀预测的准

确程度。 
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ABSTRACT: The work aims to study internal corrosion direct assessment standard proposed by National Association of Corro-

sion Engineers (NACE) for multiphase flow pipeline: SP0116-Multiphase flow internal corrosion direct assessment methodol-

专题——海洋油气环境腐蚀与防护 
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ogy for pipelines (here in after referred to as MP-ICDA) and explore the application steps of this method in the domestic field, 

so as to provide some reference for the domestic internal corrosion direct assessment method. Norsok M506 internal corrosion 

predictive modeling was established based on the actual working conditions of the pipeline in the east sea in China to simulate 

and analyze the internal corrosion conditions of pipeline through the hydrodynamics theory. The internal corrosion direct as-

sessment was carried out by four steps: pre-assessment, indirect inspection, detailed examination and post-assessment. When the 

whole internal corrosion rate of pipeline was greater than 0.25 mm/a, the corrosion degree was serious. The corrosion rate of 

low-lying part at 1.5~2.5 km and the inlet and outlet risers increased obviously. The high risk points of corrosion were related to 

the flow parameters such as slug flow state and liquid holdup. The on-line detection results were basically consistent with the 

model prediction results, thus proving the reliability of the model. According to the level of corrosion and the standard period of 

re-assessment of the internal corrosion, the pipeline re-assessment interval was one year. ICDA method can accurately predict 

the condition and risk of corrosion and provide an effective method of internal corrosion assessment for subsea pipeline not 

suitable for internal inspection. It has a certain guiding effect and reference significance for the prediction of the location and 

risk level of corrosion in multiphase flow pipelines. The kinetic parameters of the fluid have great influence on the corrosion 

rate. When the MP-ICDA method is adopted, the appropriate internal corrosion prediction modeling and pipeline operating pa-

rameters should be selected. During the normal operation by subsea pipeline, ICDA can be checked for several times to improve 

the accuracy of corrosion prediction. 

KEY WORDS: multiphase flow; internal corrosion; direct assessment; subsea pipeline; MP-ICDA; Norsok M506 

海底油气输送管道因具有输量大、方便快捷等特

点，已成为海上油气田开发与生产不可或缺的生命

线。在油气输送过程中，天然气中含有的 CO2 气体与

凝析水或液膜结合，具有较强的腐蚀性，易导致管壁

腐蚀，甚至引起油气输送管线腐蚀失效，进而引发危

险事故[1-2]。Jepson 等[3]阐述了段塞流型对油气输送管

线的腐蚀机理，探究了段塞流动状态对腐蚀的影响规

律。Muhammadu 等[4]和 Majed 等[5]相继讨论了数值计

算在腐蚀研究中的应用，分析了 CO2 腐蚀预测模型，

对比了实验数据与数值模拟的可靠性。国内学者路民

旭教授通过高温高压反应釜和电化学工作站，探究了

高温高压状态下 CO2 的腐蚀规律[6-7]。李悦钦教授采

用壁厚检测与数值模拟结合的方法，讨论了 CO2 腐蚀-

冲蚀共同作用对多相流管线的影响[8]。管道内部的腐

蚀状况需要通过智能内检测的方式辨别管内缺陷和

管壁变形，但许多在役管线因受管道设施、工艺条件

及智能内检测器的适用性等方面影响，无法实施内检

测作业。因此，需通过内腐蚀直接评价（ICDA）的

方法对管线内部腐蚀状况进行合理预测，对管道的完

整性进行评价，判别腐蚀程度等级，并提出针对腐蚀

缺陷的控制与预防措施。美国腐蚀工程师协会

（NACE）于 2016 年提出了适用于多相流管线的内

腐蚀直接评价标准：SP0116-Multiphase flow internal 
corrosion direct assessment methodology for pipelines
（以下简称 MP-ICDA）[9]。该方法已在国外取得现

场成功应用[10-12]，但在国内还缺乏现场的应用经验。

文中结合我国东海某混输海底管道的实际运行状况，

对 MP-ICDA 进行了系统的研究与应用，重点分析了 
 

ICDA 的关键环节——间接检测，为国内内腐蚀直接

评价方法的实施提供一定的参考与指导作用。 

1  MP-ICDA 步骤 

内腐蚀直接评估方法用于评定管道内部腐蚀敏

感位置的原理在于，假设积液的存在是腐蚀存在的首

要条件[13]，对于某些起伏较明显的管道，水相在重力

和气相流体带动两方面的作用下，无法被携带走而积

聚，与介质中的酸性气体反应，导致金属腐蚀。采用

内腐蚀直接评估方法推荐的多相流模型[14]，可通过评

估积水优先位置，判断内腐蚀发生的敏感位置。如图

1 所示，内腐蚀直接评价方法主要包括预评价、间接

检测、详细检测与后评价四个步骤： 

1）预评价。该环节需对多相流管线的基本信息

进行收集，筛选出有效、可利用的部分，并对 ICDA

进行可行性分析。 

2）间接检测。间接检测是 MP-ICDA 方法的核

心步骤，其目的是通过多相流模拟、腐蚀速率预测以

及影响腐蚀分布的因素，来识别每个 MP-ICDA 区域

中最可能发生内腐蚀或者已经发生内腐蚀的 MP-ICDA

子区域。 

3）详细检测。采用无损检测（NDE）技术[15-16]

对腐蚀预测模型预测的腐蚀高危点进行现场检测，验

证模型预测结果的可靠性。 

4）后评价。该环节主要分析 MP-ICDA 方法对

管线实际应用的有效性，并确定再次评估的最小时间

间隔。 



第 47 卷  第 12 期 曹学文等：多相流管线内腐蚀直接评价方法在国内的现场应用 ·3· 

 

 
 

图 1  多相流内腐蚀直接评价流程 
Fig.1 Flow chart of multiphase flow ICDA 

 

2  案例分析 

以我国东海某油气水多相混输海管为研究对象，

应用 MP-ICDA 方法，具体分析海管内腐蚀情况。 

2.1  预评价 

该油气水混输管道于 2006 年投产，设计寿命 20

年，全长约 6 km。管道钢级为 API 5L X52，外径为

219.1 mm，壁厚为 12.7 mm，单层不保温，设计腐蚀

裕量为 3 mm。设计压力为 3 MPa，最大进口压力为

1.9 MPa，管线无内涂层。图 2 为管道沿线高程。管

线实际运行参数见表 1，外输气质分析见表 2。 
 

 
 

图 2  管道沿线高程 
Fig.2 Elevation along the pipeline 

表 1  运行参数 
Tab.1 Operating parameters 

No. Items Descriptions 

1 Inlet pressure 1910 kPa 

2 Outlet pressure 1050 kPa 

3 Inlet temperature 21 ℃ 

4 Outlet temperature 18 ℃ 

5 Gas 1340 m3/d 

6 Oil 35 m3/d 

7 Water content 0.4% 

 
表 2  气体组分 

Tab.2 Gas component 

No. Component mol% 

1 N2 0 

2 CO2 2.04 

3 CH4 90.01 

4 C2H6 4.41 

5 C3H8 2.44 

6 i-C4H10 1.25 

7 n-C4H10 0.39 

8 i-C5H12 0.14 

9 n-C5H12 0.02 

10 n-C6H14 0 
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经管道预评价分析，该管线的气液比 GLR=40< 

5000，属于 MP-ICDA 标准适用范围，因此采用 MP- 

ICDA 对该条管道进行评价。除满足气液比条件之外，

在应用 MP-ICDA 标准时，应该符合表 3 所示的要求。 
 

表 3  可行性分析 
Tab.3 Feasibility analysis 

No. Category Pipeline condition Feasibility

1 The information about pipeline shall be collected as much as possible. 
The information 
can be identified 

Yes 

2 
The pipeline is expected to experience multiphase flow and contain a continuous 
phase of liquid crude oil/condensate, water, and gas along a region. 

Multiphase flow Yes 

3 
Internally coated pipelines can not be assessed with the same deliverables as an 
internally uncoated pipeline. 

Uncoated pipeline Yes 

4 
The pipeline operator/producer shall define MP-ICDA regions from the data col-
lected in the pre-assessment step. 

The whole pipeline Yes 

 

2.2  间接检测 

MP-ICDA 间接检测阶段关键部分是腐蚀速率预

测。通过多相流模拟得到管段沿线温度、压力、气液

表观流速、持液率及流型等参数，在分析管道水动力

特征的基础上，结合腐蚀发生机理，计算子区域腐蚀

速率，以确定腐蚀倾向最为严重的位置。MP-ICDA

标准推荐了包括 Norsok M506 模型在内的多种腐蚀

预测模型（ICPM），本文采用多相流仿真 OLGA 软

件 [17-18] 腐蚀模块（ Corrosion module ）的 Norsok 

M506[19]模型来模拟分析管线运行状况，评估管道内

腐蚀状态。 

2.2.1  Norsok M506 模型 

Norsok M506 腐蚀预测模型是目前国际上使用

最广泛的经验模型。该模型综合考虑了温度、pH 值、

表观流速与剪切力等多方面因素对腐蚀的影响，适用

于预测 5~150 ℃温度范围内 CO2 腐蚀环境下的管道

腐蚀速率。 

当温度为 5 ℃时： 

 
2

0.36 1.8
COCR = pH 10t t t

K f f     (1) 

当温度为 15 ℃时： 
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 

CO2

2

0.016 0.0324log
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19
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 
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 
  

(2) 

当温度为 20、40、60、80、90、120、150 ℃时： 

 
 

CO2

2

0.016 0.0324log
0.62 3.1

COCR = pH 10
19

f

t t t

S
K f f

 
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 
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式中：
2COf 为修正后的 CO2 分压（由式（4）算

得），Pa；S 为壁面剪切力，Pa；Kt 为与温度有关的

常数（见表 4）；f (pH)t 为温度 t 时的 pH 影响因子；

CRt 为腐蚀速率，mm/a。 

 

 

2

2

2
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(4) 

式中：T 为温度，K；p 为系统总绝对压力，Pa；

2COP 为 CO2 分压，Pa。 

 
表 4  Norsok M506 模型中 Kt 取值 

Tab.4 Kt value in Norsok M506 model 

t/℃ Kt t/℃ Kt 

5 0.420 80 9.949 

15 1.590 90 6.250 

20 4.762 120 7.770 

40 8.927 150 5.203 

60 10.695     

 

2.2.2  流体动力学分析 

根据管道基础数据输入模型涉及的各项参数：管

道入口温度设置为 21 ℃，海床温度为 18 ℃，管线

出口压力设置为 1.05 MPa，输气量为 1340 m3/d，输

油量为 35 m3/d，含水率设为 0.4%。Norsok M506 模

型中的 CO2 摩尔分数（CO2 fraction）设置为 2.04%，

单相液流中的最大 CO2 分压设为 1 MPa。根据现场水

质检测数据， HCO3
含量（ Bicarbonate ）设置为

0.0074 mol/L。由于现场实际运行中未加注缓蚀剂，因

此模拟时缓蚀剂效率（Inhibitor efficiency）设置为 0。 

从图 3 可以看出，管道沿线温度、压力在两侧立

管处波动较为明显，在海底平管处，随管线里程的增

加而缓慢降低，在 1.5~2.5 km 陡坡处降低减缓。从图

4 中可知，管内气相表观流速在两侧立管处变化较大，

在海底平管处，随管线里程的增加而缓慢增大，这主

要是由地形起伏和流型引起。管内液相表观流速在平

管处波动缓慢，在入口立管段上升较快，这是由于液

相重力势能转换为动能的缘故。 
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图 3  管道沿线温度、压力的变化 
Fig.3 Change of temperature and pressure along the pipeline 

 

 
 

图 4  管道沿线气液相表观流速的变化 
Fig.4 Change of gas and liquid apparent flow  

rate along the pipeline 
 

从图 5 可以看出，管内气液相流型在管道多处出

现了段塞流和气泡流流型，其余位置均为分层流。在

管道低洼处，由于液体积聚较多，气体较少，气体进

入液体之中形成气泡流；当气体较多时，也会形成段

塞流。管内介质液相 pH 值在两侧立管处变化较明显，

平管处基本维持在 4 左右。因 CO2 的存在，使得流体

酸性较强，对管线具有较强的腐蚀性。从图 6 中可以

看出，管内持液率在出入口立管处以及 1.5~2.5 km 陡

坡处出现剧烈的变化，其余位置持液率较为稳定。水

膜速度变化与管内持液率趋势大致相反。 

结合仿真得到的管道沿线腐蚀速率变化（见图 7）

可知，水膜速度与管道腐蚀速率变化趋势基本一致，

水膜速度增大，管道腐蚀速率亦随之增大。管道沿线

腐蚀速率在 1.5~2.5 km 陡坡段出现峰值，这与此处流

型、持液率以及气液相表观流速等因素均有关。整体

来看，在管线地势由高到低时，腐蚀速率增大，且管

道低洼处腐蚀风险较高。在分层流条件下，流速较低，

气相在上，液相在下，只发生电化学反应，腐蚀速率

较低，呈轻度腐蚀。在段塞流条件下，气液流速变化

较大，对管道的腐蚀严重，在管道低洼处有积液，CO2

腐蚀速率较大。因此，管道低洼处及两侧立管处腐蚀

风险较高。由于管内介质有腐蚀性，未采取防腐措施，  

 
 

图 5  管道沿线流型、液相 pH 的变化 
Fig.5 Change of ID and liquid pH value along the pipeline 

 

 
 

图 6  管道沿线持液率、液膜速度的变化 
Fig.6 Change of liquid holdup rate and water film  

velocity along the pipeline 
 

 
 

图 7  管道沿线腐蚀速率的变化 
Fig.7 Change of corrosion rate along the pipeline 

 
管道整体腐蚀速率大于 0.25 mm/a。根据 GB/T 23258—

2009《钢制管道内腐蚀控制规范》[20]，该海管腐蚀程

度处于严重腐蚀。 

2.3  详细检查 

依据间接检测阶段确定的腐蚀速率分析可知，海

管详细检查点依次为海管立管段及 1.5~2.5 km 陡坡

处。受工艺条件限制，平管不能实施内检测作业，因

此采用立管检测的方法进行局部腐蚀检测。采用国际
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先进的远程涡流（RFT）智能检测器带缆检测立管，

发现立管存在多处腐蚀缺陷导致的壁厚减薄，如图 8

所示。检测数据显示出有 12 处发生壁厚减薄，其中

有 7 处中等壁厚减薄（20% WL~39% WL），5 处高

程度壁厚减薄（40% WL~59% WL），缺陷点平均剩

余壁厚为 63%。从管道投产至今，经计算得出立管段

平均腐蚀速率约为 0.44 mm/a，与模拟结果基本一致。 

 

 
 

图 8  立管内检测结果 
Fig.8 Internal detection result of riser 

 

2.4  后评估 

MP-ICDA 方法的有效性取决于详细检测的结果

与腐蚀预测结果的相关程度。图 7 与图 8 数据的对比

结果表明，内腐蚀预测模型结果与立管内检测结果基

本一致，在 MP-ICDA 标准规定的误差允许范围内。

因此该模型是有效的，也再次验证了 MP-ICDA 的可

靠性。该海管腐蚀程度较为严重，建议加强评估频率，

再评估间隔为 1 年。 

3  结论 

1）通过 Norsok M506 内腐蚀预测模型对海底管

线进行内腐蚀模拟仿真与高腐蚀风险点预测，结果表

明，该海底管线整体腐蚀程度较为严重，腐蚀高危点

与段塞流动状况、高持液率等流动参数有关，立管段

与低洼段腐蚀速率较大。因此应及时采取通球清管 

作业与加注缓蚀剂的措施清除管道积液，控制管壁内

腐蚀。 

2）根据现场立管在线检测数据可知，间接检测

的结果与模型预测结果基本一致。由此证明了模型的

可靠性，进而表明 MP-ICDA 方法能够较准确地反映

管线实际内腐蚀状态，这对预测海底多相流管道腐蚀

发生的位置与风险等级具有一定的指导作用与借鉴

意义。 

3）MP-ICDA 方法的关键环节是间接检测阶段的

腐蚀速率预测，流体的动力学参数对腐蚀速率影响较

大。因此应用 MP-ICDA 方法时应选取合适的内腐蚀

预测模型及管线运行参数。在海底管线正常运行期

间，可对 ICDA 的结果进行多次循环校核，从而提高

腐蚀预测的准确程度。 
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