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摘　要　海上二氧化碳 (CO2) 地质封存潜力大，但封存项目成本高。利用海上油气生产老井作为 CO2 注入井，具有成
本低和降低海上 CO2 地质封存泄漏风险的特点，因而是一种极具潜力的 CO2 地质封存方法。本研究梳理了海上老井
CO2 封存井筒泄漏途径，分析了海上老井 CO2 封存井筒完整性失效机制以及影响因素，在此基础上，归纳了海上老井
CO2 封存可行性评价方法，并提出了今后研究的方向。学术界已获得的研究结果表明，海上 CO2 封存井筒完整性失效
机制研究较少，且海上老井 CO2 封存注入可行性评价方法不完善，亟需开展海上老井 CO2 封存井筒完整性失效机制及
海上老井 CO2 封存注入可行性评价方法研究，对海上 CO2 安全高效地质封存具有重要意义。
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以 CO2 为主的温室气体排放量增加导致温室效应，带来了极端天气、海平面上升等全球性环境问题，

CO2 减排成为全球关注的热点问题[1]。中国《第三次气候变化国家评估报告》指出，到 2030年中国碳达峰

时，CO2 捕集利用与封存 (CCUS) 贡献的减排量约为 2.0×108~8.8×108 t，CO2 地质利用与封存是 CCUS的关

键技术之一[2]。CO2 地质利用与封存包括 CO2 地质利用和地质封存，其中，CO2 地质利用是指通过工程技术

将捕集的 CO2 实现资源化利用的过程；CO2 地质封存是指 CO2 封存在咸水层、枯竭油气藏等地层中，且能

实现大规模 CO2 减排的有效技术之一，为我国实现碳达峰、碳中和目标提供技术支撑。CO2 地质利用与封存

通常分为陆上 CO2 利用与封存和海上 CO2 地质利用与封存，目前中国已经开展了神华 CO2 咸水层封存、吉

林油田 CO2 驱油封存、胜利油田 CO2 驱油封存等陆上 CO2 封存项目。与陆上 CO2 利用与封存相比，海上

CO2 利用与封存远离人类居住地、远离地下水层和地表水体等人类赖以生存的资源，具有环境风险小、安全

性高的特点。中国海上 CO2 地质封存潜力约 2.58×1013 t[2]，是实现我国“碳达峰、碳中和”目标的重要支撑。

但是，我国海上 CO2 地质封存项目研究起步较晚，2022年建成的恩平 15-1CO2 回注项目是我国第一个海上

CO2 地质封存项目。

虽然海上钻井成本高、且海上油气钻井已穿过盖层，增加了海上 CO2 地质封存的泄漏风险。但是利用海

上油气生产的老井作为 CO2 注入井仍是降低成本、提高封存效率的重要措施。受环境、空间等条件的限制，

海上维护井筒完整性难度高，因此，要保证海上老井适用于 CO2 注入及地质封存的要求，海上安全控制要求

高且环境保护更严格，例如，海上油气井完井一般选用耐腐蚀的含 Cr管材，陆上油气井一般选用碳钢[3]。然

而，目前的研究主要集中 CO2 地质封存机理，对于海上老井 CO2 注入可行性评价技术研究较少。

本研究以海上老井 CO2 封存利用可行性为中心，梳理了老井 CO2 注入井筒完整性失效机理和主要影响

因素，总结了海上老井 CO2 封存利用可行性评价技术研究进展，并提出了今后海上老井 CO2 封存利用可行

性评价技术的研究方向，以期为海上 CO2 安全高效地质封存提供技术支撑。 
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1    海上 CO2 封存井筒完整性失效分析

CO2 封存井筒完整性是指：1) 钻完井、注入及封存过程中井筒不发生泄漏、变形等缺陷，并能在
CO2 注入及封存的压力、温度等环境中保持完整性；2) 井筒油管、套管、水泥环等始终处于受控状态；3) 具
有针对性的失效分析、风险分析机制。美国环境保护署 (Environmental Protection Agency，2007) 指出，
CO2 封存的时间尺度一般是数千年，因此 CO2 封存井筒完整性是海上老井 CO2 安全高效封存的重要保障。
由于海上钻井成本高、且钻井穿过盖层，增加了海上 CO2 地质封存的泄漏风险，所以利用海上油气生产的老
井作为注入井是兼顾成本和 CO2 封存安全的重要措施。然而，利用海上油气生产的老井作为注入井，一方面
要确保海上油气生产老井的 CO2 注入前的井筒完整性；另一方面，CO2 注入咸水层或枯竭油气藏时与井筒或
地层水形成碳酸，以碳酸形式存的 CO2 与套管、水泥环等井筒材料发生化学反应[4-5]。而 CO2 羽流短时间内
无法从近井地带运移到储层，导致 CO2 注入过程及注入后井筒及储层的近井区域压力高，井筒元件承受更大
的应力。综上所述，海上 CO2 注入及封存过程中受到多相态 CO2 环境的腐蚀、温差及地应力等因素的影
响，无法确定海上 CO2 封存井筒是否失效。因此，需要开展海上老井 CO2 封存井筒完整性研究。

海上 CO2 封存井筒屏障的完整性是保证
CO2 高效安全封存的必要前提，设置合理的井屏障
能够防止海上井筒 CO2 泄漏。根据海上 CO2 地质
封存工程的特点，参考 NORSOK D-010“井筒完整
性管理”标准中井筒完整性至少设置两道井屏障的
要求，设置海上 CO2 封存井筒完整性为一级屏障
和二级屏障 (图 1) 。其中，一级屏障中油管柱及尾
管主要从力学、密封、腐蚀、材料适用性来评价其
完整性；尾管外水泥环主要从固井质量、水泥环的
胶结强度来评价水泥环的完整性；在地层因素中主
要考虑地层温度、地层构造及压力对井筒的影响；
对于安全阀、封隔器及油管悬挂器等管柱附件主要
考虑其密封性；从服役时间、服役环境以及设备来
源去评价管柱密封的性能。二级屏障中套管柱主要
从力学、密封、腐蚀、材料适用性来评价其完整
性；套管管外水泥环主要从固井质量、水泥环的胶
结强度来评价水泥环的完整性；在地层因素中主要
考虑地层温度、地层压力、地层构造以及盐膏层对
井筒完整性的影响；对于采油树、套管头、隔水导
管等井口装置主要考虑其密封性。

当井中发生泄漏，最重要的是识别哪些井隔
离元件失效。图 1显示了井中可能的泄漏路径。
在一定条件下，各种井眼屏障元件容易退化。例
如，钢在某些条件下会发生腐蚀，如果腐蚀的钢套
管没有得到保护，那么套管的完整性将会降低，泄
漏风险将会增加。井下安全阀、井口、X-mas采油
树的原理和结果相同。如果水泥和钢铁的受力超出
了预期的操作范围，它们也可能开裂或爆裂。温度
和压力循环会导致材料疲劳，并增加这些材料的泄
漏风险。另一个泄漏风险是水泥环。在施工过程
中，钻井液或气体会在水泥中形成通道，在作业过
程中，这些通道可能成为泄漏通道。同样适用于井
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注：泄漏途径可能为：1-盖层失效泄漏；2-封隔器失效泄漏；3-油管
        失效泄漏；4-套管失效泄漏；5-井下安全阀失效泄漏；6-油管悬
        挂器失效泄漏；7-采油树失效泄漏。

图 1    海上 CO2 注入井筒屏障及井筒完整失效可能泄漏途径

Fig. 1    Possible leakage paths for the failure of CO2 injection
wellbore barrier
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筒中大量冲蚀的区域，因为在第一次固井作业中很难成功置换流体，可能会导致沿水泥与地层之间的微环空
泄漏的风险[6]。 

2    海上老井 CO2 封存井筒完整性失效机制

井筒完整性失效主要是由于地层流体流动、
化学反应、应力、溶质运移、环空质量、套管退
化、密封退化等原因造成 CO2 泄漏。这些失效类
型可以归结为化学失效和力学失效[7]，失效后造成
了 CO2 沿井和穿过井的泄漏，并可能导致储层内
流体运移到地表，如图 2所示。 

2.1    水泥环腐蚀

固井水泥的基本化合物由钙和硅的各种氧化
物组成。当 CO2 注入后，固井水泥中 CaO与
CO2 反应。不同类型的固井水泥是由钙、硅和氧的
不同分子组合组成，这种成分的变化导致每种水泥
化学反应类型和反应程度是唯一的[7]。固井水泥反
应的主要反应过程如式 (1)~(4)所示，CO2 与水结

HCO3
− H+ HCO3

− H+ Ca(OH)2 CaCO3

H+ HCO3
− Ca(OH)2 CaCO3 CaCO3

Ca2+

合后形成 和 ； 和 与水溶液中 反应形成 沉淀，随着 CO2 的不断注入，溶液
由于 的存在而呈现酸性； 存在条件下， 反应形成 ， 在酸性介质溶液中逐渐溶
解。溶解反应生成的游离的钙离子 ( ) 是导致水泥环稳定性失效的主要原因。KUTCHKO等[8-9] 将水泥环
腐蚀反应划分为 5个区域，分别为：离地层最近的含水区、未腐蚀的水泥区域以及 3个过渡区，CO2 到达离
地层最近的含水区后，水泥降解前缘随着时间的推移而扩展，并在酸性条件下持续降解。因此，CO2 侵入的
初始阶段由于碳酸钙的形成导致固井水泥的孔隙度和渗透率减小、力学强度增加；但是随着时间的推移，碳
酸钙的溶解导致固井水泥的孔隙度和渗透率增大，力学强度大幅度降低。

CO2+H2O↔ H++HCO3
− (1)

Ca(OH)2+H++HCO3
−↔ CaCO3+2H2O (2)

C-S-H+H++HCO3
−↔ CaCO3+SiO2·H2O (3)

CaCO3+2H+↔ Ca2++H2CO3 (4)

由于固井水泥腐蚀始于方解石沉淀引起的堵塞，并随着固井水泥中钙基矿物的再溶解导致孔隙度增加。
固井水泥的腐蚀程度和速度取决于固井水泥的组成成分、井龄及反应条件，通过室内试验研究不同类型固井
水泥随时间的腐蚀程度如表 1所示，研究结果表明温度、压力也是导致固井水泥反应速度的重要影响因素。
 

表 1  不同类型固井水泥碳化深度总结

Table 1  Summary of carbonization depth of different types of cementing cement

水泥类型 压力和温度 反应状态 反应时间 碳化深度 文献 备注

波特兰G级油井水泥 28 MPa，90 ℃ 静态 —
L = 0.26t1/2

L = 0.22t1/2
 (超临界湿CO2) 、
 (CO2-饱和水体系)

[10]
L 单位为 mm;
t单位为 h

波特兰G级油井水泥 8 MPa，90 ℃ 静态 — L = 0.11t1/2；碳化前缘9.6 mm·a−1/2 [11]
L 单位为 mm;
t单位为 h

波特兰G级油井水泥 10 MPa，50 ℃ 静态 15个月 小于1 mm [12] —

波特兰G级油井水泥 15 MPa， 49.85 ℃ 静态 28 d
超临界CO2碳化深度2.15 mm

饱和CO2的NaCl溶液碳化深度3.20 mm [13] —

波特兰G级油井水泥 7.4~80 MPa， 20~55 ℃ 静态 44 d
水泥环-套管界面碳化厚度1~2 mm

套管底部碳化3 mm [14] —
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地层

储层微裂缝
泄漏通道

第一胶结界面

第二胶结界面

水泥微孔道
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套管腐蚀通道

图 2    套管-水泥环-地层 CO2 泄漏途径

Fig. 2    CO2 leakage paths of casing-cement-formation
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综上所述，水泥环腐蚀研究大部分在静态反应为主且集中在陆上 CO2 地质封存，考虑海水温度、深度等

影响的动态水泥环腐蚀研究较少，且考虑海水温度、深度等影响的固井水泥腐蚀引起方解石沉淀再溶解的演

化过程需要进一步研究。 

2.2    套管腐蚀

套管是套管-水泥-盖层组成密闭系统的重要部分，决定了海上 CO2 封存的井筒完整性。因此，套管必须

具有足够的强度，以容纳井筒内的流体并抵抗外部应力。CHOI等[15] 研究了与 CO2 封存相关的套管腐蚀问

题。CO2 将无氧地层转化为高强度的腐蚀环境，主要因为碳酸条件下铁的腐蚀反应，如式 (5)和式 (6)
所示。

2H2CO3+2e−↔ H2+2HCO3
− (5)

Fe(s)+2e−↔ Fe2+ (6)

对于海上 CO2 注入的老井来说，套管腐蚀可能是快速和破坏性的，套管腐蚀取决于套管的材料、温度、

压力等条件，通过室内试验研究 CO2 封存过程不同类型套管的腐蚀程度如表 2所示，研究结果表明套管的均

匀腐蚀速率在 0.002 9~0.387 mm·a−1，N80套管腐蚀反应速率最快，13Cr套管腐蚀时反应速率最小。同时，

对于海上老井套管，O2、SO2 和 H2S等都对 CO2 腐蚀套管有一定影响[16]。与单一杂质相比，由于 O2、SO2

和 H2S在湿 CO2 中的协同作用，钢通常会经历更严重的腐蚀，如图 3所示。SUN等[17] 引入了多杂质的协同

影响因子，并量化了 S–CO2–H2O–O2–SO2–H2S体系的协同效应，杂质的影响因子如式 (7)和式 (8)所示[17]。
 

表 2  不同类型套管腐蚀速率总结

Table 2  Summary of corrosion rates of different types of casing

套管材料 温度和压力 溶液 反应时间/h 反应条件 反应速率/ (mm·a−1) 文献

X65
温度50 ℃，

压力8 MPa
去离子水 24 静态 0.38 [15]

X65
温度50 ℃，

压力8 MPa
去离子水 24 静态 0.10 [18]

X65
温度50 ℃，

压力8 MPa
去离子水 14、24、48 静态 0.024~0.100 [19]

SS: 304L, 316L
C-Steel：X42，X60

温度35 ℃，

压力7.96~8.20 MPa
去离子水 120 动态 (100 r·min−1)

SS：0.000 5~0.000 8
C Steel：0.007 [20]

X65
温度40 ℃，

压力12.3~14.6 MPa
去离子水 170 静态 0.03 [21]

X65
温度80 ℃，

压力10 MPa
去离子水 240 静态 0.17 [22]

P110
温度 80 ℃

压力 9.5 MPa
去离子水 168 — 0.35 [23]

N80
温度 60 ℃
压力 8 MPa

去离子水 96 — 12.00 [24]

5Cr
温度 35 ℃
压力 8 MPa

去离子水 48 — 0.125 [25]

13Cr
温度 35 ℃
压力 8 MPa

去离子水 48 — 0.003 [26]

13Cr
温度 50 ℃

压力 9.5 MPa
去离子水 96 — 0.002 9 [27]

13Cr
温度 60 ℃
压力 8 MPa

去离子水 120 — 0.06 [28]
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Ci =
Vi−Vo

Vi
(7)

S m =Cm−
∑

Cs (8)

Vo Vi式中： 和 分别为套管在不含杂质和含杂质 i的饱和 H2O和 CO2 环境下的腐蚀速率 mm·a−1；i为杂质类
型，i=1, 2, 3, …；Sm 为 m种杂质的协同作用影响因子，无因次；Ci 为杂质 i的腐蚀影响因子，无因次；
Cm 为 m种杂质对钢材在超临界 CO2 体系中腐蚀影响因子，无因次；Cs 为单一杂质的腐蚀影响因子总和，无
因次。

CO2–H2O–O2–SO2–H2S体系中的协同效应如图 3所示，O2 与 SO2、H2S或 SO2+H2S的组合比没有
O2 的情况腐蚀性强，并且 SO2+O2+H2O的协同作用比单独 H2S的腐蚀性强。

综上所述，目前套管腐蚀研究集中在陆上 CO2 封存过程中的套管腐蚀，腐蚀速率为 0.002 9~0.387 0
mm·a−1，且含杂质 (O2、SO2、H2S) 气体时，腐蚀性更强。但是考虑海水温度、深度等影响的适用于 CO2 地
质封存套管腐蚀需要进一步研究。 

2.3    力学失效机制

海上 CO2 注入及封存过程中作用在井上的应力是井筒泄漏的重要因素之一。应力失效的主要原因为
CO2 注入过程中产生的压差、温度变化、构造活动、现有裂缝、套管鞋处泄漏和化学腐蚀等导致海上 CO2 封
存过程中井筒屏障失效而引发的泄漏[7]。力学失效是由于径向开裂、水泥的塑性变形、水泥与套管或地层之
间的脱粘以及水泥中孔隙[29]。影响水泥环、套管和地层的局部应力取决于它们的弹性模量特性。套管的弹性
模量高于水泥环，受水泥成分和水泥固化工艺的影响较大。弹性的差异引起应力沿径向和切向的变化。在水
泥-套管界面，弹性模量变化对套管抗压能力影响约为 10%[30]，其应力分布表现出非均匀性，易受界面处水
泥裂缝起裂和扩展的影响，水泥模量的变化与邻近岩层的模量变化的共同作用导致水泥径向裂缝扩展和塑性
变形，同时额外的热载荷也显著地改变了环向应力和由于注入效应而施加机械载荷的径向应力。在泊松比高
的情况下，热冷却会引发脱粘和拉伸破坏，其环向应力比径向应力对泊松比的影响更大，较高的杨氏模量也
会导致水泥中更多的径向裂缝；而水泥收缩会在地层和套管中引起显著的应力扰动，导致水泥和地层中产生
塑性区，并在水泥/套管界面处发生脱粘[31]。因此，套管失效很大程度上取决于空隙和水泥通道的存在；而偏
心距对套管失效的影响很小[32]。在完井和生产阶段，由于动态载荷、泄漏、套管射孔、变流量、防漏测试等
因素，应力会随着时间而变化[33-34]。当在水平井中注入 CO2 时，井上方的盖层容易发生张拉破坏，由于井内
温度分布的扩展，剪切破坏的概率也会增加。随着 CO2 注入量的增加，注入井周围的动摩擦角也随之增大，
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图 3    气体杂质对 (a) X65 和 (b) X70 钢在含 1 000 mg·L−1 各种杂质的 H2O 饱和 S-CO2 中腐蚀速率的影响

(50 ℃，10 MPa) [16]

Fig. 3    Effect of gas impurities on corrosion rates of (a) X65 and (b) X70 Steels in S-CO2 saturated with H2O containing
1 000 mg/L of various impurities (50 ℃, 10 MPa) [16]
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导致剪切应力增大。总之，随着注入流体与原位温度之间温差的增大，剪切破坏的风险也会增加[35]。此外，
地层的热膨胀增加了压力积聚所产生的应力容易导致裂缝扩展，并且在高压条件下裂缝往往会迅速扩展，但
是低渗透地层往往会限制裂缝扩展的速度[36]。

学者通过室内实验及数值模拟分析井筒完整性失效原因，如表 3所示。研究结果表明，高井口套管压力
往往会降低套管在一系列温度和压力条件下的安全系数[37]，同时套管的初始热膨胀会导致水泥环空内外表面
切向和径向应力的快速增加；虽然水泥环空内表面的切向强度大于外表面，但套管偏心会使其达到抗拉强度
极限。此外，在 CO2 注入过程中，水泥和套管界面出现微环空打开的概率很低[38]，但是套管偏心会使应力增
加到抗拉强度极限。有限元分析研究也发现，泊松比高、杨氏模量低的水泥具有较好的低周疲劳性能[29]，在
机械载荷作用下，水泥裂缝的张开和连接增加了水泥中的流体流动和渗透率。然而，由于结晶引起的压力或
水泥相的溶解导致水泥裂缝的开始往往会降低裂缝的渗透率[39]，地层-水泥环-套管界面处的水泥刚度、法向
强度和抗剪强度以及地层性质对阻止裂缝扩展有重要影响[40]，而且在杨氏模量与地层比例较高的情况下，水
泥的完整性受到严重损害；在较冷的环境中，水泥/套管界面的脱粘机制起主导作用[41]。
 
 

表 3  海上 CO2 封存井筒完整性失效类型及原因分析

Table 3  Types and causes of failure for offshore well integrity of CO2 storage

失效机理 分类 主要原因

化学失效

钢材腐蚀 含水率、CO2分压、温度、pH、流体流型和流速。

水泥降解 CO2到达水泥环，其降解前缘以1 mm·a−1速度移动 (H级水泥、波特兰水泥) 。

密封元件退化

密封元件是橡胶，其主控参数有体积、质量、抗拉强度和硬度；

CO2环境降解中抗拉强度降低2倍左右；

液态CO2中硬度下降比气态CO2中明显。

力学失效

套管力学失效

剪切破坏
较高孔隙压力导致有效法向应力减小，导致应力集中的结合表面附近发生剪切，剪切位移

导致压力完整性失效或套管内管柱卡塞。

拉伸破坏

套管-水泥界面存在孔隙和水泥通道使套管抗压能力降低60%；

美国石油学会标准化管柱在95%的情况下超过塑性破坏压力会失效；

内部压力超过套管材料屈服强度时，套管或油管失效。

疲劳破坏

CO2注入过程中出现温度变化时，发生套管疲劳失效；

注入CO2与储层温度差导致注入过程中会诱发疲劳载荷；

若注入CO2期间，套管暴露在低温下，而在停止注入期间，温度再次升高。循环温度会导

致水泥与套管之间的剥离。

水泥环

力学失效

岩石-水泥脱粘

岩石和水泥环刚度差异；

压力和温度导致的脱粘导致岩石-水泥界面破坏；

固井水泥收缩；

岩石-水泥界面处的泥浆残留。

水泥-套管脱粘

水泥和套管的刚度差异；

钻井泥浆残留；

CO2注入引起套管内温度和压力变化，套管直径减小或扩大，水泥与套管之间形成微环空。

水泥破坏

由于水泥收缩，整个水泥环会发生开裂，其中拉伸破坏是最主要的破坏方式；

套管膨胀，作为温度和压力循环的一部分，在压力和温度升高时发生套管膨胀，导致部分

水泥环开裂，特别是杨氏模量高的水泥。

混合模式
同时出现两种失效模式。例如，水泥随着模式三的膨胀部分发生裂缝，收缩时破坏水泥-套

管界面的粘结。
 

综上所述，CO2 封存井筒完整性力学失效主要发生在水泥环和套管，套管力学失效主要包括剪切破坏、

拉伸破坏和疲劳破坏；水泥环力学破坏主要包括岩石-水泥脱粘、水泥-套管脱粘、水泥拉伸破坏及三者的混

合模式破坏。然而，目前 CO2 地质封存中井筒完整性力学失效机制研究主要集中在陆上 CO2 地质利用及封

存，考虑海水温度、深度等影响的海上 CO2 地质封存中井筒完整性力学失效机制研究较少。
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3    海上老井 CO2 注入可行性评价方法

海上老井是否可以重复利用作为 CO2 注入井，取决于海上老井 CO2 注入前和 CO2 注入后的井筒完整性
是否满足要求。而由于井筒由多个元件组成，并且这些元件分为油管、封隔器、阀门和井口等可替换元件及
地层、环空水泥、套/衬管等不可替换元件，因此井筒完整性评估需要在多个层面进行评估。目前主要基于现
场监/检测、室内试验及数值模拟等构建井筒完整性失效风险评价方法，评估老井 CO2 注入前和 CO2 注入后
的井筒完整性。

对于老井的井筒完整性，井筒完整性监测是最直观且最有效的方法。水泥胶结测井 (CBL) ，变密度密度
测井 (VDL) 、超声成像测井 (USI) 、放射性示踪测量 (RATS) 等是目前井筒完整性主要的监测方法，如
表 4所示[42-43]。CBL与 VDL的比值可以确定套管与地层的环空水泥的平均体积评估，CBL-VDL通过评价
套管后的水泥质量判断套管与水泥环 (第一界面) 及水泥环和地层 (第二界面) 的胶结情况，而超声波测井则提
供了关于套管与水泥胶结状况和套管质量的高分辨率实时扫描[44]。同时，基于不同材料之间声阻抗阈值的不
同，超声波测井能够识别水泥中是否存在气液通道，以及管柱的损坏情况，判断井筒完整性是否失效。放射
性示踪测井指注入井的非密封放射性物质作为示踪剂确定流体在井管内或地层孔隙间的运动状态及其分布规
律和井身工程质量参数的方法。电磁腐蚀测井是指基于电磁感应原理测量两层或两层以上管柱技术，用于确
定套管或管柱安装后的腐蚀或缺陷情况。另外，频谱噪声测井 (SNL) 是一种声波噪声测量技术，通过记录流
体或气体流过储层或井下井组件泄漏时产生的声波确定井筒完整性[7]。但是，对于井筒完整性，不同的测井
方法有存在以下应用限制 (表 3) 。例如，温度、泥饼沉积等导致流体充满环空，致使 CBL/VDL数据出现异
常结果；由于气体污染水泥的声阻抗随污染气体或混合气体的量而变化，所以无法区分受污染的水泥与气体
或流体的声阻抗，导致超声波测井的效果差。因此，海上 CO2 封存井筒完整性老井评价时，应充分考虑海
上 CO2 封存井筒完整性适用性条件，选择合适的监测方法。
 
 

表 4  不同类型测井在井筒完整性中应用限制[7]

Table 4  Application limitations of different types of logging in well integrity[7]

方法 用途 应用限制

CBL/VDL
预测胶结良好的水泥，

湿套管和地层的脱粘

无法预测泥浆通道、垂直裂缝、

气体通道和水泥的径向变化

超声成像测井
测试胶结良好的水泥、

气体通道、套管脱粘等情况

无法识别弱水泥中的泥浆通道、

垂直裂缝、干套管和地层的

脱粘以及水泥的径向变化

套后成像测井仪

测试良好的水泥、泥浆通道、

气通道、厚的垂直裂缝、

套管和地层的脱粘以及水泥径向变化

无法预测套管的薄垂直裂缝和脱粘

放射性示踪剂测井 检测泄漏 无法预测套管和水泥环的质量

温度测井/声波测井 检测泄漏引起的异常 无法测试水泥环

电磁腐蚀测井 测试套管胶结区域后套管的腐蚀情况 无法测试水泥及胶结界面
 

基于现场监测、室内试验和数值模拟的井筒完整性评价的是海上老井 CO2 注入可行性的重要依据。基于
室内实验和数值模拟的量化分析，有助于提高井筒完整性评价结果的可信度。但是，目前国际上仅在 ISO
16530-2[45]、英国石油和天然气公司油井完整性指南[46] 及挪威 NORSOK D-010标准[47] 中提到 CO2 地质封存
与常规油气井的不同，并没有给出海上老井 CO2 的可行性评价的流程。由于海上老井涉及井筒屏障元件，无
法全都进行定量评价，需要在室内试验和数值模拟的基础上，建立半定量井筒完整性失效风险预测模型，结
合定性与定量分析，确定海上老井 CO2 注入可行性。目前常用风险评价方法包括专家调查法[48]、层次分析
法[49]、模糊综合评价法[50]、风险矩阵法[51] 等。这些风险评价方法优缺点如表 5所示，但是这些方法主要针对
常规油气井和陆上 CO2 封存过程中井筒完整性的失效风险评估，而海上老井 CO2 封存井筒完整性失效风险
的研究较少，没有形成系统的海上老井 CO2 注入可行性评价方法。因此，海上老井 CO2 注入可行性评价方
法需要进行系统的研究。 
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4    展望

利用海上油气生产的老井作为 CO2 注入井是兼顾成本和安全的重要措施。目前，油气井井筒完整性失效

机制及陆上老井 CO2 封存可行性已经具备了一定的研究基础，但海上老井 CO2 封存可行性评价研究还处于

起步阶段。未来研究应该注重以下几个方面。

1) 参考 NORSOK D-010井筒完整性管理标准，梳理了海上 CO2 封存井筒完整性屏障及泄漏途径，归纳

了海上 CO2 封存井筒完整性失效为化学失效、力学失效及化学和力学耦合失效等 3种类型，并分析了其失效

的主要原因。

2) 水泥环腐蚀研究大部分在静态反应为主且集中在陆上 CO2 地质封存，对于 H级水泥和波特兰水泥

CO2 到达水泥环，其降解前缘以约 1 mm·a−1 速度移动。但是考虑海水温度、深度等影响的动态水泥环腐蚀研

究较少，且考虑海水温度、深度等影响的固井水泥腐蚀引起方解石沉淀再溶解的演化过程需要进一步研究。

3) 套管腐蚀研究集中在陆上 CO2 封存过程中的套管腐蚀，腐蚀速率为 0.002 9~0.387 0 mm·a−1，且含杂

质 (O2、SO2、H2S) 气体时，腐蚀性更强。但是考虑海水温度、深度等影响的适用于 CO2 地质封存套管腐蚀

需要进一步研究。

4) CO2 封存井筒完整性力学失效主要发生在水泥环和套管，其中套管力学失效主要包括剪切破坏、拉伸

破坏和疲劳破坏；水泥环力学破坏主要包括岩石-水泥脱粘、水泥-套管脱粘、水泥拉伸破坏及三者的混合模

式破坏。然而，目前 CO2 地质封存中井筒完整性力学失效机制研究主要集中在陆上 CO2 地质利用及封存，

但是考虑海水温度、深度等影响的海上 CO2 地质封存中井筒完整性力学失效机制需要进一步研究。

5) 基于现场监/检测、室内试验及数值模拟等构建 CO2 封存井筒完整性失效风险评价方法，确定老井

CO2 注入前和 CO2 注入后的井筒完整性，从而评估老井 CO2 注入可行性。然而，目前研究集中在常规油气

井和陆上 CO2 封存过程中井筒完整性评价，海上老井 CO2 封存井筒完整性失效风险研究较少，没有形成系

统的海上老井 CO2 注入可行性评价方法。因此，海上老井 CO2 注入可行性评价方法，需要进行系统的

研究。
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Abstract    Offshore CO2 geological storage has great potential, but the cost is high. Reuse of offshore existing
oil and gas production wells for CO2 injection wells has the characteristics of low cost and reduced risk of CO2

geological storage leakage, making it a highly potential CO2 geological storage method. This study summarizes
the CO2 leakage pathways of the offshore existing wells, analyzes the failure mechanism and influencing factors
of  the  well  integrity  of  CO2  storage  in  offshore  existing  wells,  based  on  this  technology,  summarized  the
feasibility  evaluation  methods  for  CO2  injection  in  offshore  existing  wells,  and  proposed  future  research
directions. The research results indicated that there are few studies on the failure mechanism for CO2 injection in
offshore existing wells,  and the feasibility  evaluation method for  CO2  injection of  offshore existing wells  was
not  perfect.  It  was  urgent  to  carry  out  research  on  the  well  integrity  failure  mechanism  and  the  feasibility
evaluation method for CO2 injection of offshore existing wells, which was of great significance for the safe and
efficient offshore CO2 geological storage.
Keywords     offshore  CO2  geological  storage;  re-existing  wells;  wellbore  integrity;  failure  mechanism;
feasibility evaluation
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