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摘要 在CO2 捕集、利用与封存 (CCUS)工程中，环空带压现象常被归因于封隔器密封失效，但试压验证表明

其密封性完好。本文提出该现象源于CO2 注入过程中温压相态耦合诱发的附加应力累积，导致封隔器等效轴向

载荷超过解封极限。基于流体力学中的质量守恒定律、能量守恒定律和动量定理，结合EXP-RK相态方程，构

建了温压—相态—应力多场耦合模型，系统量化了注入温度、注入压力、注入量及注入时间对井筒应力场的协

同影响。通过长庆油田某注入井实测数据验证，模型预测井底压力误差为 2.83%、温度误差为 1.75%，显著优

于传统单场模型。研究表明：(1)注入温度与注入量是相态演化主控因素，液态—超临界态转化界面随注入温度

降低和注入量的增加显著下降；(2)注入温度、注入压力与注入量通过温度效应、鼓胀效应和摩阻效应主导封隔

器应力累积。临界阈值分析表明：在其余两个参数保持恒定的条件下，当目标区块注入温度≤6.5 ℃、注入压力

≥18.06 MPa或注入量≥2.61 t/h时，等效载荷超过解封极限 (60 kN)，触发解封行为。
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Abstract  In carbon dioxide enhanced oil recovery and storage (CCUS) projects, sustained annular pressure is commonly 
attributed to packer sealing failure; however, pressure testing confirms the integrity of packer seals. This study proposes that this 
phenomenon arises from additional stress accumulation induced by temperature-pressure-phase coupling during CO₂ injection, 
leading to equivalent loads exceeding the packer’s sealing limit. By integrating the conservation laws of mass, energy, and mo-
mentum in fluid mechanics with the EXP-RK equation for phase behavior analysis, a coupled temperature-pressure-phase-stress 
multi-field model was developed to systematically quantify the synergistic effects of injection temperature, pressure, volume, and 
duration on wellbore stress fields. Validation using field data from a CO₂ injection well in the Changqing Oilfield demonstrated 
model accuracy, with a bottomhole pressure prediction error of 2.83% and temperature error of 1.75%, significantly outperform-
ing conventional single-field models. Key findings include: (1) The injection temperature and injection volume are the main 
controlling factors for phase state evolution. The liquid-supercritical phase transition interface decreases significantly with the 
reduction of injection temperature and the increase of injection volume. (2) The injection temperature, pressure, and volume 
govern stress accumulation in the packer through thermal expansion, ballooning effects, and fluid friction. Critical threshold 
analysis revealed that equivalent loads exceed the unsealing limit (60 kN) when the target block meets any one of the following 
critical conditions: injection temperature≤6.5 ℃, pressure≥18.06 MPa, or volume≥2.61 t/h, causing packer unsealing.

Keywords  CCUS; CO2 injection; sustained annular pressure; phase analysis; temperature-pressure profile; string stress; packer 
unsealing
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0 引言

CO2 作为一种高效驱油介质，在提高原油采收率

(EOR)方面展现出显著潜力。基于驱油目标的碳捕集、

利用与封存 (CCUS)技术，实现了碳减排与油气资源

开发的有效协同，目前已在国内多个主力油田开展先

导试验。然而，我国CO2 驱技术主要应用于低渗透油

藏，采收率提升幅度为 3%~17%(均值约 10%)[1-2]，仍

面临技术瓶颈与规模化应用挑战。CO2 驱油技术的高

效实施依赖井管柱的长期密封性与力学完整性，注入

过程中特有的低温高压工况会诱发一系列井筒完整性

问题：如CO2 对管材的腐蚀损伤、环空压力异常累积

等，此类安全隐患不仅直接影响注入工艺稳定性，更

对驱油效率提升形成制约，而当前其失效机制与防控

方法仍不明确。以长庆油田某试验区为例，CO2 注入

过程中频繁出现环空带压现象，表现为A环空压力持

续上升至与油压持平，甚至短时间内超过油压 [3-5]。工

程上普遍将其归因于封隔器密封失效，但试压验证表

明其密封性能完好且无泄漏。本研究提出假设：低温

高压的CO2 注入工况会诱发管柱附加应力累积，当井

底管柱所受拉应力超过封隔器解封极限时，将触发封

隔器自动解封。为验证该机制，需系统量化CO2 注入

过程中温度—压力场、相态分布及应力场的耦合作用，

进而构建CO2 注入管柱多物理场耦合附加应力计算模

型。

目前常用的井筒和地层传热模型是“Ramey模

型”[6]，它能进行单相理想气体在井筒流动时的温度

计算；为提高非稳态地层传热计算精度，Hasan等 [7]通

过引入两相流模型并对无因次时间函数进行分段迭代

求解，优化了井筒—地层耦合传热理论框架；为了增

加在短时间条件下的模型计算精度，郭肖等 [8]将整个

油管壁至水泥环外边界区域考虑为单一热阻构成的传

热介质，并考虑热量在油管壁至地层均为非稳态传热，

则可以更精确地模拟出了热量在井筒和地层中传热的

实际情况；在此基础上，刘金璐、李军等 [9]综合环空

流体分布特征及排量参数，构建了基于Crank-Nicol-
son隐式格式的温压场数值模型，确保了计算过程的无

条件稳定性；张弘等 [10]通过整合气体 Joule-Thomson
效应及温压—物性参数耦合关系，完善了井筒温度预

测模型的理论体系；王建军 [11]等根据流体力学中质量

守恒定律、能量守恒定律和动量定理建立了井筒温度

预测模型，利用显式四阶Runge-Kutta 数值求解方法，

计算油管内气体不同深度的流动参数，并对影响油管

内气体温度的敏感性因素进行分析。然而，上述研究

主要聚焦于井筒温度场与压力场的独立预测，对温压

耦合作用引发的相态演化及管柱应力响应的多物理场

耦合机制尚未充分探讨。

在CO2 注入过程中，低温、高压及高速流动特性

导致井筒纵向温压场梯度显著，伴随液态至超临界态

的相态转变。针对此类复杂工况，赵华鹤等 [12]构建

了注CO2 井筒相态分布预测模型，验证了井下相态演

化的可预测性；陈林等 [13]基于传热学与流体力学理

论，建立了井筒多物理场耦合数学模型，实现了沿井

深方向的流体温度、压力及相态—物性参数的协同解



CO2 注入管柱多场耦合附加应力计算方法研究 529

析；王海柱、沈忠厚等 [14]研究表明，在临界区域附

近，温压条件对CO2 物性参数的敏感性显著增强，并

通过Span-Wagner状态方程量化了其非线性响应特征；

王庆等 [15]系统对比了气态、液态及超临界态CO2 的相

态特性，提出PR-EXP混合计算方法以提升物性预测

精度；李园园 [16]考虑了CO2 的物性随温压变化和CO2

的相态转变，研究了CO2 封存注入井内的相态变化规

律。尽管上述研究在温压—相态耦合预测方面取得重

要进展，但针对温压梯度诱发的管柱力学响应仍缺乏

系统性探究，制约了CCUS工程安全评估体系的完善。

石宇等 [17]通过实验与数值模拟揭示了CO2 物性

参数 (密度、黏度、热容等 )随温压条件同步变化，

且井筒内CO2 膨胀做功会引发显著的温度效应；闫

行 [18]基于管柱动力学理论，构建了密闭环空—摩阻

效应—轴向载荷耦合的力学模型，量化了注入工况下

管柱振动特性与受力分布规律；石臻 [19]通过疲劳寿

命实例计算，系统解析了日注气量、注入压力及裂

纹尺寸对管柱疲劳失效阈值的非线性影响机制；林

敏 [20]进一步提出多参数驱动的管柱载荷预测框架，

明确了运行参数对管柱力学响应的敏感性权重；马建

杰 [21]等针对由于预应变和循环载荷作用下的管柱受

力问题展开了研究；牛步青，郑振兴 [22]等分析了温

度、压力、局部套管应力水平、敏感材料等对管柱力

学行为的影响；然而，上述研究聚焦于管柱基础力学

行为表征，对温压耦合与相态演化诱发的附加应力累

积机制尚未充分揭示。

为此，本研究在前期工作的基础上 [23]，基于温

压—相态多场耦合的 CO2 注入模型，考虑了温度效

应、内外压引起的鼓胀效应、流体摩阻效应等对管柱

附加应力开展计算，系统的分析了注入温度、注入压

力及注入量对 CO2 相态分布、温度场梯度、压力场演

化及应力场累积的协同影响，并与现场实测数据进行

对比。进一步地，通过对井下封隔器等效轴向载荷计

算，阐明了温压—相态耦合作用对井筒多物理场的影

响，计算结果更符合现场的实际情况，为 CCUS 工程

安全调控提供理论支撑。

1 CO2 注入温度场和应力场计算模型

1.1 基础假设

在CO2 注入过程中，假设其在油管内沿流动方向

的热传导和摩擦热损失可以忽略，则流体在井筒内的

流动可以看作是一维定常流动 [6-8,11]，即流体在垂直于

流动方向的同一截面上，流动参数都均匀一致，不随

时间变化，只在流动方向上发生变化。以井口为原点，

向下建立坐标系，取微元井段dz为研究对象，如图 1
所示。

图 1 井筒微元示意图

Fig. 1 Schematic diagram of wellbore micro elements
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因此，在这一假设下，油管内地层到气体的传热

过程为地层到水泥环、套管传热、环空中辐射传热与

对流传热、油管传热和油管表面与CO2 的对流传热，

其径向传热模型如图 2 所示。

图 2 CO2 注入过程中微元井段径向传热示意图

Fig. 2 Schematic diagram of radial heat transfer in the 
micro-element well section during CO2 injection
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其中，dtubi为油管内半径，m；dtubo为油管外半径，

m；dcasi为套管内半径，m；dcaso为套管外半径，m；

dcem为水泥环半径，m。

模型中，将热量在井筒和地层的传热过程中分为

三个部分 [8]：(1)热量在油管内部 (井筒 )的热对流，井

筒内称为 Ⅰ区；(2)热量在油管壁至水泥环外边界之间

的热传导、热对流和热辐射，井筒到水泥环外边界之

间的区域称为Ⅱ区；(3)热量在地层中的热传导，地层

内称为Ⅲ区。
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假设热量在 Ⅰ、Ⅱ区内做稳定传热，在Ⅲ区内做非

稳定传热。热量在Ⅱ区做稳定传热，通过引入系统总

传热系数“Uto”来表征热量在Ⅱ区内的传导。热量在

Ⅲ区做非稳定传热，将Ⅲ区热阻考虑为与时间的函数

关系，引入无因次时间函数 f(td)来表征热阻随时间的

变化，以此简化热量在Ⅲ区内的非稳态传热。

其中，总传热系数Uto为：

 

U

2
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式中，ktub为油管导热系数，W/(m·℃)；hr为环空辐射传

热系数，W/(m2·℃)；hc为环空对流传热系数W/(m2·℃)；
kcas为套管导热系数，W/(m·℃)；kcem为水泥环导热系

数，W/(m·℃)。
地层非稳态无因次时间函数 f(td)为：
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式中，td为无因次时间；α为地层热扩散系数，m²/s；t
为注气时间，s；dh为井眼直径，m。

1.2 CO2 温度场计算模型

微元井筒长度dz，根据基础假设和质量守恒定律，

微分形式的质量平衡方程为 [24]：

 
d (ρ

d d dz z z
vA)

= = −0 d dv v
ρ

ρ  (4)

式中，ρ为流体密度，kg/cm3；v为流体流速，m/s；A
为流动截面积，m2。

其中，油管内任意温度和压力条件下，流体密度

为 [25-26]：

 ρ =
ZRT
pM  (5)

式中，p为流体沿井筒压力分布，Pa；Z为气体压缩因

子，无因次；R为气体常数，R=8.314 J/(mol·K)；T为

温度，K。

根据动量定理，单位质量气体受重力、压力和摩

擦力作用，压力梯度为 [11]：

 d d
d d 2
p v f v
z z d

= − −ρ θ ρg vcos ρ

tubi

2

 (6)

将 (4)代入 (6)，得：

 d d
d d 2
p f v
z z d

= + −ρ θg vcos 2 ρ ρ

tubi

2

 (7)

式中，g为重力加速度，m/s2；θ为油管中线与铅锤线

的夹角，°；f为CO2 与管壁的摩擦系数，无量纲，其

计算公式为：

 f =
 
 
 
1.14 2lg( )− +

d Re

1

ε

tubi

21.25
0.9

2  (8)

式中，ε为管壁的绝对粗糙度，取 0.03 mm；Re为雷诺

数，无量纲。

根据能量守恒定律，将式子以焓变的形式表达微

分方程为 [8]：

 d d d
d d d
q h v
z z z

= − − +v g cosθ (9)

式中，h为气体比焓；q为单位控制体在代为时间内的

热量损失，J/(m·s)。
 根据假设，地层与CO2 的传热可表示为地层内的

非稳态传热与水泥—地层界面到CO2 的稳态传热，图

2 中dq1、dq2 的值分别为 [27]：

 d dq T T z1 cem e= −
wf t
2π

(
ke

d ) ( )  (10)

 d dq T T z2 CO cem= −
πd Utubi to

w ( 2 )  (11)

式中，Tcem为水泥环内表面温度，℃；Te为地层原始

温度，℃；TCO2
为油管内流体温度，℃；w为质量流

体，kg/s。
由于地层内的非稳态传热dq1 和水泥—地层界面

到的CO2 稳态传热dq2 的值相等，因此：

 Tcem =
d U f t T k Ttubi to d e e

2k d U f te tubi to d+
( ) +

(
2

)
 (12)

 将 (12)代入到 (11)中，可以得到：

 d
d
q
z

= −λ (T TCO e2 ) (13)

其中：

 λ =
w d U f t k  tubi to d e

2πd U ktubi to e

( ) + 2
 (14)

引入 Joule-Thomson系数 [28]流体比焓可表示为：

 d d d
d d d
h p T
z z z

= − +C C CJ p p  (15)

式中，CJ为 Joule-Thomson系数，K/Pa；Cp为气体定

压比热容，J/(kg·K)。
其中，Joule-Thomson系数可以采用立方状态方

程计算 [29]：

 CJ =
C Z Z k k k T
R r r T k r T Z k r k r T

p a b b

(2 2 ) (2 )a b b b b a a b− − − +
(3 3 )2 2− + − −

 (16)
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其中，ka =
r p
T
a ；kb =

r p
T
b ；ra =

0.42747
pc

βTc
2

；γ = +0.48

1.574 0.176ω ω− 2；rb =
0.08664

pc

C Tp c；β γ= + −  1 (1 )Tr
0.5 2

。

式中，Tc为CO2 临界温度，K；Pc为CO2 临界压力，

Pa；Tr为气体对比温度Tr=T/Tc，无因次；ω为气体偏

心因子，无因次，CO2 取 0.225。
定压比热容Cp为：

 C A BT CT DTp =( )+ + + ×2 3 4.1868
Mi

 (17)

式中，T=Tij+273.15 K，Tij为第 i层套管第 j段当前温度

值，℃；A、B、C、D为成分比热容方程常数，相对

分子质量Mi，具体数值见表 1[30]：

将式 (13)、(15)代入式 (9)中：

 d d d cos
d d d
T p v g
z C z C z C

= − + + +
λ ρ θ

p p p
(T T Ce CO J2 ) ρ

2

 (18)

将流体密度状态方程对深度取微分可以得到：

 T d d d
d d d
ρ
z z RZ z

+ =ρ T M p  (19)

式中，M为气体的摩尔质量kg/mol。
将式 (4)、(7)、(18)代入到 (19)中可以得到密度：

d
d
ρ
z

=

ρ ρ θ
  
 
 

 
 
 C gJ − + +

RZ d C
M fv

 
 
 

T v C

cos

+ + −2  
  
 C RZ

1
p

2 tubi p

2

ρ J

λ θ

M

(T T gCO e2
− −) cos

 (20)

故而得到了沿井筒的气体流速、压力、温度和密

度 (v，p，T，ρ)分布的微分方程组：


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
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e CO J
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2

C RZ

ρ

1
p

2

2

tubi p

ρ

2

J

λ θ

M

( ) cosT T gCO e2
− −

 (21)

1.3 CO2 相态计算模型

 CO2 流体的相态变化主要取决于温度和压力这两

个参数，CO2 的临界温度为 31.04 ℃、临界点压力为

7.38 MPa，当温度和压力超过该临界点，CO2 就进入

了超临界状态。

目前，对流体相态计算主要使用几种典型转态方

程 [31]：RK方 程、SPK方 程 [31]、Peng-Pobinson方 程

以及EXP-PK方程。注入CO2 过程中存在超临界态环

境，EXP-RK方程在高于临界温度时计算精度较高，

因此使用EXP-RK方程进行相态的判断：

 p = −
V b V V m b
RT a
− +( )c

 (22)

式 中，a a RT= c c c( )2 / β ；b b RT P= c c c/ ；ac c c= ξ β2 / ；mc =

15.55 50− Z；bc c c= β ξ ；ξ βc c= + −  3 1(m ) −1
；βc =

(m
m
+1)

1
3
。

令Z M Vc = i / ，则方程可转化为：

 
abZ RTM m b pm b aM Z

+ + − − =(RTM bpM m pM b Z pM

c c c c
3 2 2+ + −(

i i i i
2 3

i i

c c)
)

0
 (23)

式中，Mi为相对分子质量。

式 (23)为Zc的三次方程，通过求解可得到Zc的三

个根，即可对给定温度、压力下的CO2 相态进行判断：

(1) Zc为一实根两虚根，表示流体为单一气相或单一液

相；(2) Zc为三个不同实根，表示流体为气液两相共

存；(3) Zc为三个相等实根，表示流体为超临界状态。

1.4 CO2 注入过程管柱应力计算模型

图 3 是CO2 注入井的结构简图，环空A是生产套

管与油管之间的环空，环空B是技术套管与生产套管

之间的环空，环空C是技术套管与表层套管之间的环

空。在CO2 注入工况下，井下管柱轴向应力状态呈现

复杂的多因素耦合特征。除管柱自重及温度效应引发

的轴向应力外，CO2 注入过程中的膨胀效应与流体摩

阻效应产生的轴向附加应力，在管柱力学行为分析中

同样不可忽视 [18]。受管柱自身重力分布特性影响，其

轴向拉应力沿井深方向呈现梯度变化，近井口区域因

承受下部管柱自重累积的轴向应力，拉应力水平显著

高于其他井段，具体的计算方法如下：

 σ σ σ σ σadd T BE FE g= + + +  (24)

式中，σT为温度效应引起的轴向应力；σBE为鼓胀效应

在注入管柱上引起的轴向应力；σFE为流体摩阻效应引

起的轴向应力；σg为管柱自重引起的轴向应力。

表 1 CO2 比热容方程常数

Table 1 CO2 specific heat capacity equation constants

成分 A B×10-3 C×10-6 D×10-9 Mi

CO2 4.728 17.54 23.38 4.097 1302.5
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在CO2 注入过程中，井筒的温度场随着生产产量

改变，各层套管的轴向热应变为：

 εTi = ∫∆T dLij i ij

L
α

i

 (25)

式中，εTi为第 i层套管热膨胀系数，无因次；αi为第 i
层套管线性热膨胀系数，1/℃；ΔTij为第 i层套管第 j段
温度变化值，℃；Lij为第 i层套管第 j段长度，m；Li

为第 i层套管长度，m。

公式中已经给出了各层套管的轴向热应变的计算

方法，因此温度造成的轴向应力为：

 σ εT Ti i=E  (26)

鼓胀效应在注采管柱上所引起的轴向应力：

 σ BE BE in in out out= −k P A P A A( ) i (27)

式中，kBE为鼓胀效应参数，取 0.6；Pin为内压，MPa；
Ain为内面积，m2；Pout为外压，MPa；Aout为内面积，

m2；Ai为第 i段油管截面积，m2。

 Ai =
π[( ) ( ) ]d dtubo tubi

2 2

4
−  (28)

流体摩阻效应作用在注入管柱上的轴向应力：

 σ FE = +
fL V
2 273.15 ( )

q

d P P
ρ

tubi 1

2
 
 
 
1 T Pi 2

i i+
stand

+

 (29)

式中，Pstand为标准大气压，0.101 325 MPa；Lq为流体

通过的管柱长度，m。

由第 i段油管下部油管的重量造成的轴向应力：

 σ gi =
ρg downgL

Ai

 (30)

式中，ρg为油管名义重量，kg/m；Ldown为第 i段油管下

部油管长度，m。

因此，第 i段油管承受的力为：

 F A= σ add i (31)

2 算例分析

以长庆油田试验区块某注入井为例，计算该井在

注CO2 过的程中，油管内流体的温度、压力、相态与

油管应力的分布情况。其中，注入时间为 30 d，注入

井的参数如表 2 所示。

基于上述参数，使用MATLAB进行了编程计算。

如图 4 所示，模型生成的温度剖面预测结果与实测数

据对比表明，井底温度误差为 1.75%，模型生成的压

力剖面预测结果与实测数据对比显示，井底压力预测

表 2 长庆油田试验区块某注入井地层参数表

Table 2 Formation parameter table of an injection well in 
the experimental block of Changqing Oilfield

参数 符号 数值

井深 /m H 2280
井口温度 /℃ Te 12.91
地温梯度 /(℃/m) e0 0.0357
地层导热系数 /(W/(m·℃)) Ke 2.06
地层热扩散系数 /(m2/h) α 0.0037
油管外径 /mm dtubo 73
油管内径 /mm dtubi 62
套管外径 /mm dcaso 139.7
套管内径 / mm dcasi 124.3
水泥环直径 /mm dcem 234.5
水泥环导热系数 /(W/(m·℃)) kcem 0.35
油管导热系数 /(W/(m·℃)) ktub 44
环空内辐射传热系数 /(W/(m2·℃)) hr 5.17
环空内对流传热系数 /(W/(m2·℃)) hc 6.25
套管导热系数 /(W/(m·℃)) kcas 44
油管弹性模量 /Pa E 2.1×1011

油管名义重量 /(kg/m) ρg 9.53
注入温度 /℃ T -20
注入压力 /MPa p 11
注入量 /(t/h) Q 3

图 3 CO2 注入井结构简图

Fig. 3 schematic diagram of the CO2 injection well structure

C

B

A
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误差为 2.83%。压力与温度预测误差均控制在 3%以

内，验证了模型的可靠性与计算精度，表明多场耦合

模型能够有效表征井筒温压场的演化规律。

3 注入井筒 CO2 相态与温压分布规律分析

以长庆地区某口CO2 注入井为例，预测其在CO2

注入过程中油管内气体的相态、温度、压力、流速和

密度分布情况，计算油管从井口到井底所受的等效应

力，并对不同注入温度、注入压力、注入量、注入时

间等敏感性因素进行单因素分析，其基础数据如表 3。

3.1 不同注入温度下CO2 相态、温压与应力分布

当注入时间为 30 d，注入压力 19.74 MPa，注入

量 3 t/h时，分别计算了注入温度为-10 ℃、-5 ℃、

0 ℃、5 ℃、10 ℃时井筒内流体的相态、温度、压力

以及井筒应力的分布情况如图 5 所示。

在给定注入温度与压力条件下，CO2 相态为液态，

随井深增加逐渐过渡至超临界态。图 5a表明，注入温

度升高会显著提前相态转化界面；图 5b显示，油管内

流体温度随井深呈递增趋势，但注入温度与地层温度

差异越小，温度增幅越微弱。此现象归因于注入温度

与地层温度的温差主导井口附近热交换强度，而随井

深增加或注入温度升高，温差减小导致热交换速率降

低；图 5c进一步揭示，井筒压力随井深线性上升，但

注入温度升高会降低井底压力，其机理为高温条件下

CO2 密度减小，流体静压贡献减弱；图 5d中，管柱拉

应力沿井深递减，且井口处应力峰值由以下因素共同

作用：(1)井口处流体与管柱温差最大，引发显著热膨

胀效应；(2)井口流体流速最高，流体摩阻效应主导轴

向应力分布。此外，注入温度升高通过降低温差削弱

温度效应引起的轴向应力，导致管柱拉应力整体下降。

3.2 不同注入压力下CO2 相态、温压与应力分布

当注入时间为 30 d，注入温度为 6.5 ℃，注入

量 3 t/h时，分别计算了注入压力为 5 MPa、10 MPa、
15 MPa、20 MPa、25 MPa时井筒内流体的相态、温

度、压力以及井筒应力的分布情况如图 6 所示。

图 6a表明，注入压力对相态转化界面位置具有显

著影响，其机理与CO2 临界压力 (7.38 MPa)密切相关：

表 3 长庆地区某口CO2 注入井参数表

Table 3 Parameter table of a CO2 injection well in the Changqing Area

参数 符号 数值

井深 /m H 2660
井口温度 /℃ Te 12.91
注入温度 /℃ T 6.5
注入压力 /MPa p 19.74
注入量 /(t/h) Q 3

图 4 温压剖面图

Fig. 4 Temperature-pressure profile
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当注入压力低于CO2 临界压力时，相态转化界面深度

显著下移；而当注入压力超过临界压力后，相态转化

界面相对稳定，虽随注入压力升高逐渐滞后，但相较

于注入温度变化，注入压力对相态分布的影响相对有

限。图 6b显示，油管内流体温度随井深递增，而注入

压力升高导致井底温度略微下降，其机理为高压条件

下流体流速加快，热交换时间缩短，抑制了温度变化，

这一现象间接解释了图 6a中高压工况下相态转化滞后

的特征；图 6c进一步揭示，井筒压力分布随注入压力

升高显著增强，且压力增幅呈非线性趋势，主要归因

于高压条件下CO2 密度增大导致的静压累积效应，表

明调节注入压力是控制井底压力的关键手段；图 6d
中，油管拉应力沿井深递减，但注入压力升高通过以

下机制改变应力分布：(1)鼓胀效应引起的轴向应力随

内压增加而增强；(2)流体密度与流速同步增大，加剧

摩阻效应，最终导致井底应力显著上升。

3.3 不同注入量下CO2 相态、温压与应力分布

当注入时间为 30 d，注入压力 19.74 MPa，注入

温度 6.5 ℃时，分别计算了注入量 1 t/h、3 t/h、5 t/h、
7 t/h、9 t/h时井筒内流体的相态、温度、压力以及井

筒应力的分布情况，如图 7 所示。

图 7a表明，注入量升高显著延缓了井筒内相态转

化的进程；图 7b显示，油管内流体温度随井深递增，

但注入量增大会降低整体温度分布，其机理为高注入

量条件下流速提升缩短了流体与地层的热交换时间，

间接导致图 7a中相态转化的滞后现象；图 7c进一步

揭示，井筒压力随井深与注入量的增加同步增加，且

压力增幅与注入量呈正相关，主要归因于低温条件下

CO2 密度增大导致的静压贡献增强；图 7d中，注入量
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图 5 不同注入温度下CO2 流动参数与管柱应力参数分布

Fig. 5 Distribution of CO2 flow parameters and tubing stress parameters under different injection temperatures
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升高通过以下机制加剧管柱应力：(1)流体温度降低增

大了管柱与流体的温差，强化温度效应引起的轴向应

力；(2)流速与压力同步升高，摩阻效应与鼓胀效应共

同作用，导致井口与井底处拉应力显著上升。

4 注入井筒 CO2 对封隔器受力的影响

 前文中，本研究提出以下假设：在CO2 注入过程

中，附加应力累积可能导致井底封隔器等效轴向载荷

超过其解封极限。为此，以长庆区块某CO2 注入井

为研究对象，其封隔器解封载荷为 60 kN，基于公式

(24)-(29)建立等效载荷计算模型，通过对比仅考虑温

度效应和自重时封隔器所受的等效轴向载荷，考虑温

度、膨胀流体摩阻效应及自重时封隔器所受的等效轴

向载荷与解封极限，验证附加应力对封隔器失效的驱

动机制。进一步地，采用单因素分析方法，分别量化

注入温度、注入压力、注入量及注入时间对封隔器等

效轴向载荷的影响规律，确定各参数在固定其他条件

下的临界阈值，为工程安全调控提供理论依据。

4.1 不同注入温度下CO2 注入过程中封隔器所受拉力

 在注入时间为 30 d、注入压力为 19.74 MPa、注

入量为 3 t/h的条件下，以 0.01 ℃为步长进行温度参

数迭代分析。模拟结果 (图 8)表明，仅考虑温度效应

和自重时当注入温度降低到 2.91 ℃时，封隔器等效轴

向载荷超过其解封极限，封隔器解封；而考虑温度、

膨胀、流体摩阻效应及自重时，当注入温度降低至

6.57 ℃时，封隔器等效轴向载荷已超过其解封极限，

图 6 不同注入压力下CO2 流动参数与管柱应力参数分布

Fig. 6 Distribution of CO2 flow parameters and tubing stress parameters under different injection pressures
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封隔器解封。

4.2 不同注入压力下CO2 注入过程中封隔器所受拉力

在注入时间为 30 d、注入温度为 6.5 ℃、注入量

为 3 t/h的条件下，以 0.01 MPa为步长进行压力参数

迭代分析。模拟结果 (图 9)表明，当仅考虑温度效应

和自重时当注入压力增至 19.3 MPa时，封隔器等效

轴向载荷超过其解封极限，封隔器解封；而考虑温

度、膨胀、流体摩阻效应及自重时，当注入压力增至

18.06 MPa时，封隔器等效轴向载荷已超过其解封极

限，封隔器解封。

4.3 不同注入量下CO2 注入过程中封隔器所受拉力

在注入时间为 30 d、注入温度为 6.5 ℃、注入压

力为 19.74 MPa的条件下，以 0.01 t/h为步长进行参数

图 7  不同注入量下CO2 流动参数与管柱应力参数分布

Fig. 7 Distribution of CO2 flow parameters and tubing stress parameters under different injection volumes
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图 8 不同注入温度下封隔器受力参数

Fig. 8 The distribution of packer force parameters under 
different injection temperatures
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迭代计算。模拟结果 (图 10)表明，当仅考虑温度效应

和自重时当注入量增至 2.86 t/h时，封隔器等效轴向载

荷超过其解封极限，封隔器解封；而考虑温度、膨胀、

流体摩阻效应及自重时，当注入量增至 2.61 t/h时，封

隔器等效轴向载荷已超过其解封极限，封隔器解封。

4.4 不同注入时间下CO2 注入过程中封隔器所受拉力

在注入温度为 6.5 ℃、注入压力为 19.74 MPa条件

下，当注入量达到 3 t/h时，以 0.1 d为步长进行迭代

计算，模拟结果表明 (图 11)，当仅考虑温度效应和自

重时，当注入时间达到 30.1 d时，封隔器等效轴向载

荷超过其解封极限，封隔器解封；而考虑温度、膨胀、

流体摩阻效应及自重时，当注入时间达到 29.7 d时，

封隔器等效轴向载荷已超过其解封极限，封隔器解封。

基于长庆油田试验区封隔器受力参数的计算分析

表明，井底处温度效应对封隔器轴向载荷仍起主导作

用，同时，膨胀效应与流体摩阻效应的影响亦不容忽

视，其对注入温度、压力及流量参数的精确计算与工

程判断具有显著影响。根据现场实际情况，当注入周

期为 30 d、注入温度为 6.5 ℃、注入压力 19.74 MPa、
注入量为 3 t/h时，井筒内出现了环空带压现象。模型

预测结果显示，在该工况下，封隔器等效轴向载荷峰

值超过其解封极限，触发解封行为，与现场实测数据

一致。这一结果证实了本研究构建的温压—相态—应

力多场耦合模型在井下封隔器应力场重构及失效预警

中的工程适用性，可为CCUS注入井安全调控提供理

论依据。

图 9 不同注入压力下封隔器受力参数

Fig. 9 The distribution of packer force parameters under 
different injection pressures
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图 11 不同注入时间下封隔器受力参数分布

Fig. 11 The distribution of packer force parameters under 
different injection time
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图 10 不同注入量下封隔器受力参数分布

Fig. 10 The distribution of packer force parameters under 
different injection volumes
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5 结论

1) 通过建立温压—相态—应力多场耦合模型，结

合EXP-RK相态方程及流体力学守恒定律，实现了井

筒附加应力的精准预测。与长庆油田实测数据对比显

示，井底压力误差为 2.83%、温度误差为 1.75%，验

证了模型的计算精度与工程适用性。

2) 注入温度与注入量是CO2 相态变化的主控因

素。注入温度升高显著提前液态—超临界态转化界面，
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而注入量增加通过流速提升缩短热交换时间，间接延

缓相态演化进程。

3) 注入温度、注入压力与注入量通过温度效应、

鼓胀效应和摩阻效应主导封隔器附加载荷累积，当注

入温度低于 6.57 ℃、注入压力高于 18.06 MPa或注

入量超过 2.61 t/h时，等效载荷超过封隔器解封极限

(60 kN)，触发解封行为。

4) 基于单因素敏感性分析，确定长庆地区某口

CO2 注入井临界注入参数阈值为：注入温度 6.57 ℃、

注入压力 18.06 MPa、注入量 2.61 t/h。建议现场设置

注入参数动态监测系统，实时评估等效载荷以规避解

封风险。

5) 模型通过量化温压—相态—应力的协同作用，

揭示了封隔器失效的多物理场驱动机制，为CCUS注

入井的工艺参数优化与安全调控提供了理论依据，为

后续相关研究提供了理论和工程基础。
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