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ABSTRACT 

SINGER, MARC, Ph.D., August 2013, Chemical and Biomolecular Engineering  

Study and Modeling of the Localized Nature of Top of the Line Corrosion (320 pp.) 

Director of Dissertation: Khairul Alam      

  The occurrence of localized corrosion in Top of the Line Corrosion (TLC) was investigated 

both in sweet (CO2‐dominated) and sour (H2S‐dominated) environments. The focus of the work 

was to understand the influence of the environmental parameters on localized corrosion at the 

top of the line in order to develop a narrative of the mechanism. 

  The first part of this project presents the unique setup developed for the experimental 

work. Several large scale flow loops were used to perform the tests in order to recreate the field 

environments as closely as possible. The  test section was designed using a carbon steel  insert 

exposed to three different levels of cooling at the same time. This concept was quite successful 

in simulating realistic  localized  features. A series of  long term exposure  (one‐ to three‐month) 

experiments  was  conducted  to  investigate  the  controlling  parameters.  The  occurrence  of 

localized  corrosion  could  be  very  clearly  correlated  to  the  condensation  rate,  the  gas 

temperature  and  the  organic  acid  content.  Important  observations  on  the  morphology  of 

localized TLC features could be made, providing useful insight on the mechanisms involved. 

The  second  part  of  the  study  attempted  to  link  the  presence  or  absence  of  a  large 

droplet on  the steel surface  to  the extent of corrosion occurring underneath  it. However,  this 

was  not  successful  as  no  clear  relationship  could  be  established with  certainty.  Instead,  the 

water condensation rate was thought to control the corrosion and the overall aggressiveness of 

the environment (CO2, acetic acid). 
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Finally, a modeling approach was proposed for the prediction of the localized attack in a 

top of the line corrosion scenario. The method was based on the observations made during the 

experimental part of the work and presented a mechanism for the prediction of the onset and 

propagation of  localized corrosion. The FeCO3 saturation  level played a key role  in defining the 

overall  corrosiveness  of  the  condensed  water,  while  the  condensation  rate  controlled  the 

degree of which localized attack is sustainable.  
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CHAPTER 1 INTRODUCTION: TOP OF THE LINE CORROSION – A FIELD REALITY 

Since the drilling and completion of the first oil well, the oil and gas industry has had to 

battle many types of corrosion, some more serious than others. Top of the line corrosion (TLC) is 

one  of  these  types  and  probably  one  of  the most  recent  to  be  discovered,  as  it  was  first 

identified  only  in  the  1990s.  At  that  time,  it was  regarded  as  a  curiosity more  than  a  real 

problem. However, top of the line corrosion has been progressively recognized as a major cause 

of pipeline failure all over the world and has become the focus of intense research relating to its 

mechanism, prevention and prediction.  

The transportation of fluid  is a critical step for the oil and gas  industry. When the fluid 

comes directly  from  the oil well,  it  is usually unprocessed and consists multiple phases,  i.e., a 

mixture of oil, solids, gas and water (as brine). The presence of water can  lead to considerable 

corrosion problems on the internal walls of the pipelines, though the use of corrosion inhibitors 

dissolved in the oil or water phase can usually provide some protection if it is applied effectively. 

The  phenomena  of  interest  in  this  study  are  related  to  the  transportation  of  gas  containing 

condensable  liquids  (“wet  gas”)  and, more  precisely,  the  corrosion  issues  that  occur  when 

significant heat exchange  is present between  the pipelines and  the surroundings  (frozen  land, 

deep‐sea water, etc.). The unprocessed water and hydrocarbon vapor flowing through the pipe 

have  the potential  to  condense particular  components on  the  cold walls, one of  them being 

water, forming a thin film and/or droplets of liquid. The condensed water can contain corrosive 

species  such  as organic  acids  and dissolved  corrosive  gases  (e.g.  carbon dioxide or hydrogen 

sulfide). Typical carbon steels can corrode rapidly under these conditions, which could lead to a 

loss of pipeline integrity and potential failure. Consequences exceed loss of production. The use 

of  standard  corrosion  inhibitors  to  combat  TLC  is  usually  inefficient  since  the  inhibitors 
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themselves  are  non‐volatile  and  typically  do  not  provide  any  protection  to  the  top  of  the 

pipeline, at least in stratified flow regime.  

Top  of  the  line  corrosion  is  consequently  a  complex  phenomenon  for which  several 

processes interact: 

 Fluid mechanics:  Knowing the location of the gas and liquid phases on the cross section 

of the pipe is the first step in determining whether TLC is an issue.  

 Heat and mass  transfer: TLC  is  the consequence of water vapor condensation on  the 

pipe wall, which is driven by a gradient of temperature across the pipe wall. 

 Chemistry: Corrosive gases dissolve  in the condensed water and generate a number of 

species, some of them acidic, which can react to form corrosion products. 

 Electrochemistry: The acidity of the condensed water drives the corrosion process.  

The present chapter gives an  in‐depth description of the main mechanisms  involved  in 

TLC,  covering  all  the processes  listed  above,  and  also draws  comparisons with  reported  field 

experience.  

1.1 Flow regime 

The  issue of TLC occurs only when specific flow conditions are met. Probably the most 

important one  is the flow regime. The transportation of fluids coming from the well  involves a 

mixture  of  gas  (containing water  vapor,  hydrocarbon  vapors,  carbon  dioxide,  and  hydrogen 

sulfide),  liquid  hydrocarbon  and  water.  At  the  temperatures  and  pressures  encountered  in 

flowline conditions, the presence of liquid water in contact with the pipe steel is responsible for 

corrosion. As mentioned earlier, the  injection of corrosion  inhibitor, often water soluble, does 

provide  effective  protection  against metal  loss.  Consequently,  any  parts  of  the  pipe  surface 

wetted  ‐  even  intermittently  ‐  by  the  inhibited  water,  should  benefit  from  some  level  of 
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protection. Some  flow conditions  lead  to  this kind of scenario while some others do not. The 

most common type of flow encountered  in the transport of unprocessed hydrocarbon fluids  is 

gas‐oil‐water  three‐phase  flow  (oil  here  meaning  liquid  hydrocarbons).  Some  fields  may 

generate  little  or  no  liquid  hydrocarbons  but  they  all  produce  non‐condensable  gas  (light 

hydrocarbons, CO2, etc.) and water vapor (saturated water vapor in most cases). When no liquid 

hydrocarbon is produced, the flow type is described as gas‐water two‐phase flow.  

Within  gas‐oil‐water  three‐phase  flow or  gas‐liquid  two‐phase  flow,  three major  flow 

regimes  may  be  encountered.  Their  characteristics  and  corresponding  flow  conditions  are 

described below:  

 Stratified  flow  (wavy or smooth): At  low gas and  liquid  flow  rates,  the gas and  liquid 

phases  are  clearly  segregated  and  the  gas‐liquid  interface  is  smooth. With  increased 

liquid and gas velocity, waves can be initiated at the gas‐liquid interface.  

 Intermittent  flow  (slug or plug): At higher  liquid velocity,  the crests of  the waves can 

reach  the  top  of  the  pipe,  and  a  liquid  connection  (slug)  between  the  top  and  the 

bottom of the line is formed.  

 Annular  flow: When gas velocity  increases but  liquid velocity  is  kept  low, droplets of 

liquid are atomized and transported to the upper pipe wall surface, forming a liquid film 

covering the whole circumference of the pipe, with the gas flowing in the core and the 

majority of liquid flowing at the bottom. 

These main  flow  regimes  encountered  in  two‐phase  horizontal  flow  are  described  in 

Figure 1. In an  inclined or vertical pipeline, only the  intermittent and annular flow regimes can 

occur. 
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while a decrease in temperature leads to the formation of water by condensation of the vapor 

phase, as shown in Figure 3.  

 

 
Figure 3: Example of a pressure/temperature diagram representing the phase equilibrium for 

water 
 

These two changes in conditions “work” in opposite directions but, practically speaking, 

the  drop  in  temperature  always  has  a much  greater  effect.  Consequently,  the water  vapor 

should always remain at saturation as long as the produced fluids are not artificially separated. 

Gas and  liquid  treatment will effectively  remove  the water  from  the produced  fluids but  this 

complex process is only typically done at the production facilities.  

A simple representation of a typical off‐shore oil and gas transport system  is shown  in 

Figure  4.  Since  particular  segments  of  the  transmission  infrastructure  involve  vertical  tubing, 

from the reservoir to the subsea wells, the flow regime is never stratified and no TLC should be 

expected. However, once  the  fluid enters  the  flowlines,  i.e.,  the sections of pipe between  the 

wells, the platform and the onshore facilities, stratified flow can be expected, depending on the 

line topography. Under these conditions, there is no reason to believe that any inhibited water 
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present at the bottom of the line could reach the top of the pipe, and TLC can therefore occur in 

an un‐mitigated environment.  

 

 
Figure 4: Representation of offshore oil and gas production 

 

The top part of the pipeline will corrode if liquid water comes into contact with the steel 

surface. This is why a significant amount of water vapor condensation is required for there to be 

any significant amount of corrosion.  In practical terms, the main factor affecting the amount of 

water  that  can  condense  is  the  gas  temperature;  the  hotter  the  fluid  is,  the  higher  is  the 

saturated water vapor pressure. However, other parameters do influence the process. The rate 

of water condensation  is dependent on not  just  the amount of water vapor carried  in  the gas 

phase  but  also  on  the  gradient  of  temperature  with  respect  to  the  outside  environment. 

Thermal  insulation  or  burial  of  the  pipeline  is  particularly  important,  as  it will  limit  the  heat 

transfer between the pipeline and the outside environment and consequently  limit the rate of 

water condensation. Finally,  the nature of  the outside environment also plays a role, as more 

heat  can be  “extracted”  from  the produced  fluid  if  the pipe  is  in  contact with  flowing water 

(river or maritime current) as opposed to air or soil. 

Gas / Oil reservoir

Onshore 
terminal

Pipelines

Subsea wells

Offshore Platform
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In  summary,  several key  factors  can be  identified  in assessing whether a pipeline will 

suffer from significant water condensation: 

 The water vapor pressure of the produced fluid 

 The gradient of temperature between the produced fluid and the outside environment 

 The nature of the outside environment (air, sea or river) 

 The extent of thermal insulation or pipeline burial 

A  detailed  discussion  of  modeling  approaches  developed  to  determine  the  rate  of 

condensation is presented in Chapter 7.2.1.  

1.3 Water chemistry of H2O/CO2/H2S system 

1.3.1 Basics 

Understanding  the water  chemistry  is  a necessary  step  in  assessing  the  severity of  a 

corrosion attack. The basic principles of  the H2O/CO2/H2S system are presented below, with a 

special focus on condensed water. It should be noted that parts of this section are taken directly 

from previous publications from the author of this dissertation [5]. 

The  different  chemical  and  electrochemical  reactions  involved  in  CO2  corrosion  are 

described below:  

 Water dissociation  )(2 lOH  ⇌    )()( aqaq OHH   Eq (1‐1) 

 Carbon dioxide dissolution  )(2 gCO  ⇌ )(2 aqCO   Eq (1‐2) 

 Carbon dioxide hydration (slowest step)  )(2)(2 laq OHCO  ⇌
)(32 aqCOH   Eq (1‐3) 

 Carbonic acid dissociation  )(32 aqCOH ⇌
)(3)( aqaq HCOH     Eq (1‐4) 

 Bicarbonate ion dissociation  )(3 aqHCO  ⇌
)(

2
3)( aqaq COH     Eq (1‐5) 
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Organic acids are also often present in produced fluids. The most common and 

abundant among them is acetic acid [6], a weak acid whose dissociation is expressed below: 

 Acetic acid (HAc) dissociation   )(3 aqCOOHCH ⇌   )(3)( aqaq COOCHH   Eq (1‐6) 

 

In addition, as more and more field conditions  involve the presence of  large quantities 

of H2S, the prediction of sour corrosion appears today as one of the most pressing matters in the 

oil and gas  industry  [7]. The understanding of H2S corrosion mechanisms  lags significantly and 

majorly behind that of CO2, even though much effort has already been made in this direction [8]. 

Although H2S gas  is about three times more soluble  in water than CO2 gas (at 25°C,  1.02 SH
solK

mol/L/bar and  03.02 CO
solK  mol/L/bar),  the acidity  constant  for H2S  is about  four  times  lower 

than for carbonic acid (at 25°C,  8103.92 SH
aK mol/L and 7106.432 COH

aK mol/L). Hence, the 

effect of H2S gas on decreasing the solution pH  is approximately the same as for CO2 gas. The 

different chemical and electrochemical reactions involved in H2S corrosion are described below: 

 Hydrogen sulfide dissolution  )(2 gSH  ⇌ )(2 aqSH   Eq (1‐7) 

 Hydrogen sulfide dissociation  )(2 aqSH ⇌   )()( aqaq HSH   Eq (1‐8) 

 Bisulfide dissociation 


)(aqHS  ⇌   2
)()( aqaq SH   Eq (1‐9) 

 

In oil and gas production scenarios, the water phase may be formed by condensation of 

water vapor, or due to the presence of formation water. In the  latter case, the water contains 

significant  amounts  of  salts  (chloride,  sodium  and  calcium  ions  to  cite  the  most  common 

species). The concentration of these salts can be measured if a liquid sample is taken, since they 

stay  in  solution.  This  is not  the  case  for  carbonic  and  sulfide  species, which  leave  the water 
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phase when  the  sample  is depressurized.  The  ex‐situ measurement of pH  is  consequently of 

limited  value.  The most  reliable method  for  evaluating  the  in‐situ  pH  is  to measure  species 

concentrations  and  to  back‐calculate  the  pH  of  the  water  under  realistic  temperature  and 

CO2/H2S pressures.  This can be performed by solving the electro‐neutrality equation (Eq (1‐10)), 

considering the sum of the cations and anions concentrations as well as the iron concentration 

are  known.  All  the  other  terms  can  be  expressed  as  a  function  of  the  hydrogen  ions 

concentration: 

                      y
i

i

x
i

i
AnionyCOOCHSHSCOCOHOHHFeCationx 3

22
332

2 222  
Eq (1‐10) 

 

In  the  field,  typical  CO2  contents  range  from  0.1  to  10 mol%  (although much  higher 

concentrations have been reported). In terms of H2S, gas contents ranging from 5 to 5000 ppm 

are  also  common.  Considering  that  the  production  pressures  and  temperatures  in  flowlines 

typically  range  from 30  to 200 bars  and  from 5  to  100°C,  respectively,  the pH of  condensed 

water should vary between 3 and 4.5 [9]. However the presence of formation water [10] and the 

injection of a strong base (a common corrosion mitigation method) result in significantly higher 

in‐situ pH (practically between 6 and 8).    

1.3.2 Special case of condensed water 

The only difference between  the chemical composition of  the water at  the bottom of 

the line (brine) and the water at the top is the mineral content, which is nil in freshly condensed 

water.  In  addition,  any  base  injected  in‐line  as  part  of  a  corrosion mitigation method would 

typically have no effect at the top of the line. Consequently, the electro‐neutrality equation for 

condensed water becomes: 

               COOCHSHSCOCOHOHH 3
22

332 22   Eq (1‐11) 
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Determining  the pH of  the  condensed water  requires knowing  the partial pressure of 

acetic acid, in addition to the CO2 and H2S content:  

 Acetic acid (HAc) dissolution  )(3 vapCOOHCH ⇌	 )(3 aqCOOHCH   Eq (1‐12) 

 

The  typical pH value of  freshly condensed water  is consequently quite  low and varies 

between  3  and  4.  However,  as  the  corrosion  process  takes  place,  iron  ions  are  released  in 

solution  as  acidity  is  consumed, which  rapidly  increases  the  pH;  especially when  the  rate  of 

condensed water renewal is low. 

1.4 Corrosion process 

CO2  corrosion  has  been  extensively  studied  by many  different  investigators  [11‐24]. 

Consequently,  the main corrosion mechanisms  for  this system are now well defined and have 

been incorporated into prediction models [25,26].   

The main cathodic and anodic reactions involved are listed below: 

 Hydrogen ions reduction  )(222
)( gHeH

aq
    Eq (1‐13) 

 Carbonic acid reduction  )(2)(3)(32 222 gaqaq HHCOeCOH     Eq (1‐14) 

 Undissociated acetic acid 
reduction  )(2)(3)(3 222 gaqaq HCOOCHeCOOHCH  

  Eq (1‐15) 

 Hydrogen sulfide 
reduction 

  )()(2)(2 222 aqgaq HSHeSH   Eq (1‐16) 

 Iron oxidation 
  eFeFe aqs 22

)()(   Eq (1‐17) 

 

It  should be noted  that  the acetic acid and,  to  some degree,  the  carbonic acid direct 

reduction reactions are currently subject to debate regarding whether or not they actually occur 

to any significant degree  in the environment considered.  It  is understood that the presence of 
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acetic acid  leads  to a  considerable  increase  in  the  corrosion  rate  [6, 18]. However,  two main 

pathways have been presented in order to explain this effect: 

1. Direct reduction ‐ The acid is directly reduced at the metal surface 

 
ads

HCOOCHCOOHCHCOOHCH aqadsaq )(33)(3  and  adsHeH
ads

   

2. The buffering effect – The weak acid present close to the metal surface first dissociates 

)(3 aqCOOHCH ⇌   )(3)( aqaq COOCHH , enabling for the proton reduction to occur 

( adsads HeHH
aq

 
)(

) 

Following  the pathway of direct  reduction,  the concentration of acetic acid  is directly 

linked to the    corrosion rate, as more acid  leads to a higher steel dissolution rate. Considering 

the buffering effect, the acetic acid only acts as a provider of hydrogen  ions and the corrosion 

rate will  increase until  it eventually falls under charge transfer control. Distinguishing between 

the two pathways is not an easy task, but recent work seems to favor the buffering effect over 

the direction reduction [19, 20]. Although it is too early to conclude, the same behavior can be 

expected for the carbonic acid reduction.  

In terms of the hydrogen reduction, the direct reduction at the metal surface has been 

clearly observed through a number of experimental studies [21, 22].   

1.5 Corrosion product layer 

As  a  direct  product  of  the  dissolution  of  steel,  the  concentration  of  Fe2+  ions  can 

increase  in  solution depending on  the  flow  conditions.  In a  top of  the  line  scenario,  the  Fe2+ 

concentration  can  quickly  reach  a  relatively  high  level,  especially  if  the  rate  of  water 

condensation is slow. In CO2/H2S/H2O systems, two main families of corrosion product can form: 

iron carbonate (FeCO3) and iron sulfide (FexSy).
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 Iron carbonate precipitation  )(
2
3

2
)( aqaq COFe   ⇌	

)(3 sFeCO   Eq (1‐18) 

 

The  choice  of  the  expression  of  the  equilibrium  constant  Ksp,FeCO3  governing  the  iron 

carbonate precipitation/dissolution is of importance, as many empirical equations exist. Recent 

work  proposed  by  Sun  [27]  suggests  using  the  following  equation  derived  from  the work  of 

Greenberg [28] and Silva [29]: 

  IIT
T

TK k
k

kFeCOsp  657.0518.2log5724.24
1963.2

041377.03498.59log 5.0
, 3

 
Eq (1‐19) 

with:   Ksp, FeCO3: Solubility constant for iron carbonate (mol2/l2)   

Tk: Temperature (K) 

I: Ionic strength (mol/l) 

The  influence of acetic acid on the FeCO3 film characteristics and formation  is not well 

understood and no widely accepted theory has emerged [12‐14]. 

 Iron sulfide formation 

- by precipitation  )()()(
2

)(
,

aqs
K

aqaq HFeSHSFe mcksp      Eq (1‐20) 

- by direct reaction  )(2)(2)( gss HFeSSHFe    Eq (1‐21) 

     

The  chemical  reactions  proposed  above  are  the most widely  accepted  [27] reactions 

describing sulfide chemistry in aqueous solution. Other authors [30‐32] have proposed different 

pathways  for  FeS  formation  and  dissolution.  An  example  is  the  so  called  “direct”  reaction: 

2)(2)( HFeSSHFe ss   where it is assumed that iron dissolution does not occur; rather, 

a  fast oxidation of solid  iron  transforms  it directly  into solid  iron sulfide attached  to  the  steel 
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surface. The mechanism of this reaction is still under investigation, including the role of various 

species in the formation of the different types of iron sulfide compounds. 

The uncertainty related to the expressions for the equilibrium constants involved in H2S 

aqueous  chemistry  is much more  acute  than with CO2  aqueous  chemistry  and  it  is  therefore 

necessary to state precisely what has been used in this work. Sun [27] postulated the following 

equations were the most reliable: 









 


K

K
KK Tlog.

T
T.T..

SHK
9261

16719
101113202709027634 23

2
10   from Suleimenov [33]  Eq (1‐22) 

K
K

KK T
T

TT
K

ln741.142
7315.20565

106722.1361.043.782

1

24

10
 

   from Suleimenov [34] 
Eq (1‐23) 

 1log347.6
779.2848

, 10
K

T
mcksp

kK


         from Benning [35]  Eq (1‐24) 

 

with:   KH2S: Solubility constant of hydrogen sulfide (mol/l/bar)   

  K1: Dissociation constant of hydrogen sulfide (mol/l)   

  Ksp,mck:   Solubility limit of mackinawite (mol/l) 

  Tk: Temperature (K) 

Sun  [27]  also  stated  that  there  was  not  yet  a  reliable  expression  for  the  second 

dissociation constant K2 and that the use of this constant to calculate the solubility limit should 

be avoided altogether.  

1.6 CO2 top of the line corrosion field cases  

A number of  field cases attributed to TLC have been reported over the years, most of 

them encountered  in sweet  (CO2 dominated) environments. Gunaltun, who  is one of  the  first 

authors  to  identify TLC as a major  field  issue, describes  in great detail a case of CO2 TLC  that 

occurred  in  an  onshore  pipeline  in  Indonesia  [36].  An  extensive  description  of  the  field 
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Inlet  temperatures are  reported at 63°C and 74°C with  corresponding outlet  temperatures at 

29°C and 41°C. These lines have been in operation for 12 years and ultrasonic scanning showed 

no sign of TLC. 

Bonis  [54]  listed  the  main  findings  of  a  review  of  intelligent  pigging  operations 

performed on offshore and onshore wet sour gas pipelines. The production conditions ranged 

from 80 to 40°C inlet temperature, 50 to 20°C outlet temperature, 2 to 17% H2S, 3 to 10 % CO2 

and 2‐3 to 10 m/s. No indication of serious TLC was ever detected.  

1.8 TLC monitoring 

Several methods are used in the field in order to monitor corrosion. 

The most commonly used, but also the most expensive, are called In Line Inspections (ILI) 

and  involve monitoring devices mounted on pipeline  inspection gauges  (also called pigs). This 

method  often  requires  considerable  shut‐down  or  slow‐down  of  the  production  rate,  and 

consequent loss of revenue. Two main techniques are used [38, 42, 44]:  

 Magnetic flux leakage (MFL), which detects pipeline defects through the magnetization 

of the ferrous metal, 

 Ultrasonic Testing  (UT), which  is based on measuring  the ultrasonic signal propagated 

through the pipe wall. 

Other much  less  expensive methods  involve  the  use  of  Electrical  Resistance  (ER)  or 

Weight  Loss  (WL)  probes  installed  at  specific  locations  in  order  to  monitor  the  corrosion. 

However, the relevance of the results is highly dependent on the location of the measurements, 

which can only marginally represent pipeline conditions [55].  
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1.9 Mitigation methods 

Effective mitigation  of  TLC  is  a  difficult  and  often  costly  process.  The most  common 

method  used  in  pipelines  to  control  corrosion  involves  the  continuous  injection  of  chemical 

corrosion  inhibitor  into  the  produced  fluid.  This method  is  efficient where  the  inhibitor  can 

remain in contact with the steel surface. However, in a TLC scenario (i.e. stratified flow), there is 

no means for the inhibitor present in the bulk liquid phase at the bottom of the line to reach the 

top of the pipe since the inhibitor is generally non‐volatile and does not condense at the top of 

the pipe. Continuous injection of inhibitor is consequently ineffective for TLC control, unless the 

chemical has some volatile properties and can evaporate and then condense together with the 

water at the top of the  line. The development and use of Volatile Corrosion  Inhibitor (VCI) for 

field application is on‐going and some limited success has been obtained [55]. However, finding 

the chemical formulation which will retain sufficient  inhibitive properties  (usually held by  long 

chain molecules) while presenting superior volatility (more common for smaller molecules) has 

proven to be a challenge [56].  

Another  common  inhibitor  application  is  through  batch  treatment:  a  plug  of  fluid 

containing  high  content  of  inhibitor  is  circulated  through  the  pipeline  system  between  two 

pipeline  inspection  gauges  (also  called  pigs).  Another  similar  method  involves  the  use  of 

specially‐designed spraying device [42], as shown in Figure 11. 

 



re

w

th

p

la

af

is

m

 

 

This te

each the top o

 The lin

 The ba

 The ba

produc

not res

More 

water conden

he  gas  and 

olypropylene

ayers can be 

fter the fact. 

ssue because 

method is only

   
Figure 11

(Repr

echnique can

of the line pro

ne is pig‐able 

atch treatmen

atch treatmen

ction  flow  ra

spected). 

specific to TL

sation  rate o

the  pipe.  T

e or concrete)

rather costly

TLC mattress

they  can  loc

y effective fo

1: Representa
roduced from

 effectively c

ovided that:

(most lines a

nt frequency 

nt is applied 

ate and  conse

LC  itself, an a

on  the pipe w

This  is  typica

) on the pipe

y on  long pip

ses have been

cally decreas

r short pipeli

ation of spray
m [43] ‐ © NAC

control TLC si

re not equipp

is sufficient t

according to 

equently  reve

additional wa

wall by minim

ally  done  by

eline before it

e  sections.  In

n developed a

se  the water 

nes: as the h

y‐pigging insid
CE internatio

nce it provid

ped with a pig

to maintain in

plan (since “

enue, batch  t

ay  to minimiz

mizing  the  tem

y  applying  a

t is laid down

n addition, T

and used in t

condensatio

eat exchange

de a flowline 
nal 2003) 

es a means f

g launcher an

nhibitor cover

“pigging” lead

treatment  sc

ze corrosion 

mperature d

an  external 

n. However, a

TLC  issues are

he field in ord

on  rate  [57,  5

e with the ou

 

for the inhibit

nd receiver) .

rage. 

ds to a decrea

chedules are 

is  to decreas

ifference bet

coating  (suc

applying insu

e often disco

der to addres

58]. However

tside environ

54 

 

tor to 

ase in 

often 

se the 

tween 

ch  as 

lation 

vered 

ss this 

r,  this 

nment 



55 

 

 

is decreased,  the produced  fluid  remains warmer and  the water vapor  could  condense  if  the 

additional thermal insulation is discontinued.  

Finally, replacing certain sections of the carbon steel flowlines by Corrosion Resistance 

Alloy  (CRA) offers definitive protection against TLC. The  section  can be especially designed  to 

enhance  cooling  and  force  most  of  the  water  vapor  to  condense  on  these  sections  [59]. 

However,  this  solution  is  only  economically  viable  on  short  pipelines,  and  severe  corrosion 

issues do exist at the transition between CRA and carbon steel lines. 
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mechanism  of  uniform  H2S  corrosion  is  subject  to  ongoing  research  [115]  and  is  not  well 

understood;  research  on  sour  localized  corrosion  has  not  been  significantly  reported  in  the 

literature. Consequently, the focus of this research work is put on failure mechanisms (localized 

corrosion) in CO2 dominated systems. 

Although more and more work  is being performed on  the modeling of  top of  the  line 

corrosion (CHAPTER 7.2), the  localized nature of TLC  is still not well understood. The corrosion 

features observed in the field can be so large that the corrosion process is often referred to as 

“localized uniform corrosion” instead of a purely “localized corrosion”. The unique TLC scenario 

where droplets of condensed water appear and are renewed continuously at the metal surface 

must play a  crucial  role.  It  is  likely  that  the  condensation process  initiates and promotes  the 

localized corrosion at the top of the line by challenging the protectiveness of the iron carbonate 

layer.  

There is a clear need to develop a better understanding of the mechanisms of sour and 

sweet  localized  corrosion  in  order  to  provide more  accurate  predictions  of  the  likelihood  of 

occurrence and the severity of the attack. This would have direct implications in pipeline design 

and operation.  To achieve this goal, it is also important to develop the right experimental tools. 

No  laboratory set up can perfectly  represent  the conditions  in  the  field. While pure corrosion 

issues have been successfully simulated  in small scale set‐ups, the flow conditions relative to a 

30” ID pipeline are not easily reproducible.  

While several different experimental setups have been used with some success at  the 

Institute for Corrosion and Multiphase Technology (ICMT) at Ohio University and elsewhere, it is 

believed that significant improvements can be made in the way TLC is simulated. 
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2.2 Research objectives 

As mentioned above, since the present understanding of the  localized nature of top of 

the line corrosion is limited, more work needs to be done to identify the controlling mechanisms. 

The objectives of the current project are stated as follows: 

1. Devise new experimental setups and procedures, which can realistically simulate typical 

top  of  the  line  corrosion  (in  terms  of  flow,  geometry,  corrosive  environment, 

condensation regime) as it is observed in the oil & gas field. 

2. Investigate  the effect of different  influencing parameters on  top of  the  line  corrosion 

(both uniform and localized rates), including: 

‐ Effect of the flow velocity and condensation pattern 

‐ Effect of the condensation rate 

‐ Effect of the gas temperature 

  ‐ Effect of the concentration of corrosive species (CO2, acetic acid, H2S) 

3. Implement  various  methods  to  qualitatively  and  quantitatively  characterize  the 

interaction  between  condensation  pattern  and  corrosion  attack  and  to  define  the 

localized nature of top of the line corrosion processes. 

4. Based on the experimental data, propose a new modeling approach for the prediction of 

the localized attack in a top of the line corrosion scenario. 

2.3 Central hypothesis 

The  main  hypothesis  is  developed  around  the  notion  that,  at  least  in  sweet 

environment,  the  water  condensation  rate  (WCR)  is  the  key  parameter  controlling  the 

protectiveness (or lack thereof) of the corrosion product layer at the top of the line. It governs 

the change in water chemistry in the condensed water and dictates whether localized corrosion 
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can be  initiated and  sustained. The  rate of  localized  corrosion  is,  in  turn,  controlled by other 

environmental parameters,  such as  the  temperature and  the  content of  corrosive gases. The 

presence  of  the  droplet  of  condensed water  on  the  steel  surface  is  also  a  key  parameter  in 

defining where localized corrosion will occur. 

2.4 Dissertation outline 

CHAPTER 3 presents the efforts developed for the manufacture of an experimental test 

setup capable of reproducing a realistic TLC scenario. It discusses the drawbacks and advantages 

of existing apparatuses and describes the main characteristics of the design eventually selected 

for this study.  

The experimental  results  are  then presented  in detail  in CHAPTER 4,  focusing on  the 

influence of the controlling environmental parameters on the occurrence of localized corrosion.  

The effect of the water condensation rate  is clearly  identified and  is further studied  in 

CHAPTER 5, which takes a deeper  look at the  interaction between the presence of droplets of 

condensed water and the extent of corrosion. 

The morphology of typical localized TLC features, encountered in sweet environments, is 

investigated in detail in CHAPTER 6, showing the presence of different corrosion product layers 

and providing clues about the pit growth process. 

Finally,  the main  observations  gathered  so  far  are  summarized  in  CHAPTER  7,  and  a 

narrative for the occurrence of  localized TLC  is proposed and converted  into a physical model. 

Simulation  results  are  compared  with  experimental  results,  and  the  pros  and  cons  of  the 

approach are discussed. 

CHAPTER 8 presents the concluding remarks and the path forward.  

   



60 

 

 

CHAPTER 3 DEVELOPMENT OF EXPERIMENTAL SETUPS FOR THE STUDY OF TLC 

3.1 Objective 

The main objective of this chapter is to devise new experimental setup and procedures 

that  can  simulate  realistically  typical  top  of  the  line  corrosion  (in  terms  of  flow,  geometry, 

corrosive environment, condensation regime) as it is observed in the oil & gas field.  

3.2 Literature review 

Over the last 25 years, a number of researchers have proposed a variety of TLC‐oriented 

experimental  devices,  geared  towards  the  study  of  some  aspects  of  TLC.  The  equipment 

designed  in  the present study was  inspired by some of  the devices. They are categorized  into 

two main groups: small scale setups  (glass cell, autoclave, small scale flow  loop) or  large scale 

flow systems.   

3.2.1 Small scale apparatus 

3.2.1.1 Glass cell 

The development of glass cell setups  for corrosion study holds many advantages as  it 

involves  very  versatile  and  low  cost  systems.  Safety  concerns  related  to  high  pressure  and 

temperature setups are also avoided.  However, linkage between experimental results and field 

reality is often more difficult to make.  

In  2000,  Pots  et  al.  [60]  developed  an  apparatus  comprised  of  a  carbon  steel  tube 

mounted on a heat exchanger and inserted inside an atmospheric chamber containing wet CO2 

(saturated water vapor and CO2 gas).  The water vapor would condense on the cooled steel tube 

at a rate controlled by the cooling water flow rate  (Figure 13). The condensed water was also 

collected  in a container underneath, enabling  the measurement of  the condensation  rate and 

the sampling of the condensed water for chemical analysis. Although the pressure rating of the 
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The rate of condensation was controlled by the flow rate of cooling water. A condensed 

water  collector  placed  downstream  of  the  test  section  enabled  the  measurement  of  the 

condensation  rate  as  well  as  important  chemical  parameters  (pH,  iron,  acetic  acid 

concentration).   Visual  inspection of the test pipes before and after the experiment as well as 

continuous iron content monitoring were used for corrosion measurement. 

3.3 Original experimental setups used in this research work 

The  large scale  flow  loops which have been developed  for  the purpose of  the current 

research work  are  described  in  detail  in  the  following  sections.  Part  of  the  content  of  this 

chapter is taken directly from some of the author’s previous publications [70, 71, 72]. 

3.3.1 Large scale flow loop setup 

The experiments presented throughout this study were carried out in three similar high‐

temperature,  high‐pressure,  4”  ID  (0.1  m  internal  diameter)  flow  loops,  all  located  in  the 

laboratory of the Institute for Corrosion and Multiphase Technology (ICMT) at Ohio University. 

While  one  of  these  loops  (H2S  flow  loop)  was  dedicated  to  experimental  work  in  sour 

environments and required dedicated operating and safety procedures, the other two (TLC flow 

loop #1 and 2) were utilized for sweet (CO2) corrosion studies. These three setups were needed 

to  accommodate  the  number  of  experiments  to  be  performed.  These  flow  loops  are  all 

comprised of the same main components: a large tank (1000L) holding the bulk liquid phase, a 

gas blower  (and  in some cases a  liquid pump), and a system of 4”ID  (0.1 m  internal diameter) 

stainless steel pipes  forming a  loop. Each of  these systems  is about 30 meters  in  total  length. 

Various monitoring  devices  (pressure  gauge,  thermometers,  gas  flow meter,  liquid  sampling 

device) are  installed along  the pipe  system. Several  test  sections, where  the actual  corrosion 

measurements are performed, are located along the pipe system. A detailed description of the 
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experimental procedures is presented in the next sections. A schematic of each loop is shown in 

Figure  27,  Figure  28  and  Figure  29  for  the  TLC  flow  loop  #1,  #2  and  the  H2S  flow  loop, 

respectively. 

 

 
Figure 27: Schematic of the TLC flow loop #1 

30 m long, Stainless Steel 316L, Maximum gas velocity: 17 m/s  
 

 
Figure 28: Schematic of the TLC flow loop #2 

20 m long, Stainless Steel 316L, Maximum gas velocity: 11 m/s 
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Figure 29: Schematic of the H2S flow loop  

(reproduced from [73] ‐ © NACE international 2002) 
 

3.3.1.1 Liquid Phase Composition 

The liquid phase was made up exclusively of de‐ionized water containing in some cases 

acetic  acid;  no  salt  was  added.  However,  dissolved  ferrous  iron  Fe2+  build‐up  occurred 

throughout the test due to the corrosion process on the carbon steel samples. The main  liquid 

phase  in the tank was heated to the required temperature, according to the test matrix, using 

immersion  heaters.  The  vapor  phase,  containing  water,  acetic  acid  vapor,  CO2  and  N2,  was 

circulated through the pipe and no  liquid from the tank was carried over. pH  in the bulk  liquid 

phase (tank) was regularly monitored  in the main  liquid storage tank, and  liquid samples were 

also  taken.  Although  the  pH  in  the  main  tank  could  vary  between  tests  from  3.5  to  4.8 

depending on the conditions, there is no direct influence on the liquid composition at the top of 

the  line, which was always pure condensed water.  In  fact,  the pH  in  the main  tank had  to be 

considered only when evaluating the concentration of free acetic acid which, being a weak acid, 

dissociates in aqueous environments.   
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3.3.1.2 Gas Phase Composition 

In almost all of the experiments, the gas phase was comprised of a mixture of CO2 and 

N2 (2 bars of CO2 and 0.7 bars of N2, with 0.3 bars of water vapor) for a total pressure of 3 bars. 

For the H2S environment,  the required amount of H2S was  introduced  in pure gas  form at  the 

beginning  of  the  test  and  checked  regularly  using  a  piston  pump  and  low  range  standard 

detection tubes. The trace amounts of H2S introduced in the loop were consumed fairly rapidly 

by  the corrosion process and  the H2S partial pressure had  to be adjusted almost every day  to 

maintain an accuracy of ±20%.  

3.3.1.3 Chemistry in the condensed water 

There is no easy way to measure the evolution of the pH in the condensed water at the 

top of the  line.  Initially, the  fresh condensed  liquid has a relatively  low pH, as  it  is pure water 

saturated with CO2. Calculations have shown  that  the pH can  initially be as  low as 3.0  to 3.5. 

However,  as  the  corrosion process proceeds,  the  iron  concentration  in  the  condensed water 

droplet rises quickly. Depending on the water condensation rate, FeCO3 saturation can also be 

rapidly met inside the droplet.    

3.3.1.4 Acetic Acid Concentration 

The acetic acid (HAc) concentration was adjusted by adding a calculated amount of de‐

oxygenated pure HAc  into  the  tank. The acid would  then dissociate  to  form acetate  (Ac‐) and 

hydrogen  ions (H+). The remaining amount of undissociated acetic acid (which depends on the 

pH)  could  evaporate  and would  consequently  control  the  concentration  of  total  acetic  acid 

present  in  the  condensed  liquid  at  the  top  of  the  line.    A  comprehensive  study  on  the 

thermodynamics of water/HAc/liquid vapor equilibrium was published by Hinkson  [9]  in 2007. 

This  study  shows  that,  within  the  range  of  parameters  tested  in  the  present  study,  the 



77 

 

 

concentration of total acetate‐containing species in the condensed water should be very similar 

to or slightly lower than the concentration of undissociated acetic acid present at the bottom of 

the line. It is not possible to provide a constant concentration of undissociated acetic acid in the 

condensed water,  as  this  depends  on  the  pH  of  the  droplets, which  fluctuates  considerably 

during  the  condensation  process  due  to  the  release  of  Fe2+  ions  in  solution.  A  gradient  of 

concentration also exists between  the outer envelope of  the droplets  (liquid/vapor  interface) 

and  the steel surface. For clarity purposes,  the concentration of acetic acid  referred  to  in  the 

following is the one in the liquid phase at the bottom of the line (tank water). 

3.3.1.5 Safety considerations 

The main safety concern identified with the flow loop experiments in CO2 environment 

is  high  pressure.  The  loop  itself  is  designed  to  handle  600  psi  (40  bars)  of  total  pressure. 

Operational and emergency procedures are developed in order to avoid any mishandling of the 

instrumentation (heater, gas blower, liquid pump) and to ensure the proper maintenance of the 

facility. 

For the flow loop tests in sour environments, the toxicity of H2S was an additional safety 

concerns. The flow loop is housed in the ICMT H2S facilities which are fully equipped to ensure 

the  safety  of  operations.  Operational,  emergency  procedures  and  job  safety  analysis  were 

performed on the equipment, and the personnel conducting the research were properly trained 

to operate in H2S environments and in the use of self‐contained breathing apparatus.  

3.3.2 Standard test section 

Specially‐designed test sections enabled the insertion of cylindrical weight loss samples 

made of carbon steel inside the flow system. The condensation conditions were simulated using 

cooling  coils  wrapped  around  the  pipe.  The  rate  of  water  condensation  was measured  by 
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The weight  loss samples were  inserted  into  the corrosion environment as soon as  the 

system had reached steady state. The corrosion rates were measured with weight loss samples 

made  of  API  X65  carbon  steel.  The  cylindrical  samples  (0.76  cm  internal  diameter,  3.17  cm 

external  diameter  and  0.5  cm  thickness) were  polished  using  isopropanol  as  a  coolant with 

silicon carbide abrasive papers up  to 600 grit. After  this preparation,  they were covered with 

liquid  Teflon  on  the  outer  edges  and  bottom,  leaving  an  exposed  area  of  7.44  cm2  on  top. 

Following four to six hours of curing at ambient conditions, the samples were held at 200°C in an 

oven  for  four  hours.  The  uncovered  steel  surface was  then  re‐polished with  600  grit  silicon 

carbide paper wetted with  isopropanol,  cleaned, dried, and weighed. The  samples were  then 

flush mounted on  the  internal pipe wall of  the  loop using  a  specially designed probe holder 

(Figure 32).  

 

 
Figure 32: a) Weight loss samples with Teflon coating  

at the back and the side and b) Sample holder configuration 
 

Therefore,  only  one  face  of  each  sample  was  in  direct  contact  with  the  corrosive 

environment. The exposure time was between 2 and 21 days in all experiments. Upon removal 

a)   b)  
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On the other hand, using long carbon steel spool pieces is a better representation of the 

field  conditions but  it  is  inconvenient and more  costly.  In addition,  the  condensation process 

happening at the top of a 30” ID pipeline cannot be reproduced perfectly by a 4” ID spool piece 

because the wall curvature is different, leading to unrealistic wetting properties (smaller droplet 

size, shorter droplet residence time, etc.). This artifact rendered the study of some experimental 

parameters, namely  the water  condensation  rate, difficult.  Improvement of  the experimental 

setup was warranted, which is the focus of the next section. 

3.3.4 Test section focused on localized corrosion 

This section focuses on the design and development of a new test section aimed at: 

 Minimizing the artificial accumulation of condensed water on the steel sample and, 

  Enabling the proper experimental study of the effect of the condensation rate. 

3.3.4.1 Experimental setup and procedure 

The solution was to use a new design involving a steel insert installed on a flat slab. This 

“flat slab” concept design aims at eliminating the unwanted edge effect by using a large piece of 

carbon steel as a corrosion sample. It also correctly simulates the large pipe curvature of a 30” 

ID  (0.76 m  internal diameter) pipeline  ‐‐ a  size  commonly encountered  in oil and gas  fields – 

which  is much closer  to a  flat  surface  than  the 4”  ID pipe  is. A portion of a pipe  section was 

especially manufactured in order to enable the insertion of a thick flat stainless steel slab about 

1m long (Figure 34). The stainless steel slab and the pipe were sealed together using a thermally 

resistant  silicon  resin. On  top  of  the  stainless  steel  slab  lays  an  aluminum  slab  containing  a 

cooling  system  that  enabled  the  control  of  the  condensation  rate.  A  computational  fluid 

dynamics study was completed in order to characterize the flow characteristics around the slab 

(APPENDIX B). 



co

sa

th

ti

m

sl

 

 

Using 

ompromise b

amples would

he collection 

me, unwante

minimized but

ab surface (F

 

pipeline  ste

between the t

d undergo co

of corrosion r

ed edge effec

t not complet

igure 36). 

Figure 35: S

Figure 34:

3.3.4.2 W

eel  samples 

two previous 

orrosion, sinc

rates and the

cts encounter

tely resolved,

Stainless stee

 Initial flat sla

Weight loss sam

flushed  to 

designs (Figu

ce  the slab  its

e analysis of th

red  in the we

, as the samp

el with weight

ab test sectio

mple in flat sl

a  stainless 

ure 35 and Fi

self was mad

he steel surfa

eight  loss sam

ples were stil

t loss probe p

 
n  

lab 

steel  flat  sla

gure 36). On

de of stainles

ace of the sam

mple  in 4”  ID

l not perfectl

 
ports (top view

ab  represent

ly the carbon

ss steel.  It en

mples. At the 

D pipe design 

ly flushed wit

w) 

82 

 

ted  a 

n steel 

nabled 

same 

were 

th the 



hy

ca

F

 

Figure 36: S

 

In  ord

ydrodynamic

arbon steel in

 

Figure 37: De

Stainless stee
invo

der  to  impro

s), a new de

nserted into a

a) 

c) 
sign of the ca

l with weight 
olved in using

3.3.4.3 Ca

ove  the  accu

esign was dev

a stainless ste

 

arbon steel in
stainle

loss probe po
g a flat sample

arbon steel in

uracy  of  the

veloped  for  t

eel slab as sho

sert in stainle
ess steel slab 

orts (left) and
e in a flat slab

nsert in flat sl

e  simulation 

the  test  secti

own in Figure

ess steel slab
(c) and d)) 

d view of the 
b (right) 

lab 

(and  especi

on.  It  involve

e 37. 

b) 
 
 
 

d) 

 (a) and b)) a

edge mismat

ally  the  effe

ed a  flat  slee

nd pictures o

83 

 

 

tch 

ect  of 

eve of 

 

of the 



84 

 

 

This  final  setup  had  the  advantages  of  exposing  a  large  carbon  steel  surface  to  the 

corrosive environment, more accurately simulating the curvature of a 20” or 30” ID (0.5 or 0.76 

m  internal diameter) pipe used  in  the  field, and  limiting  the edge effects  to a minimum. The 

steel sample was also small enough that surface analysis could be performed later on.  

One limitation was that the insert had to be installed before the test conditions were set 

(pressure,  temperature)  and  that  the  insert  could  be  removed  only  when  the  test  was 

completed.  Improvements  in  the  experimental  procedure  were  implemented  in  order  to 

optimize the duration of the insert installation and removal. 

3.3.4.4 External cooling setup 

Vapor phase condensation on the internal pipe wall was achieved by artificially cooling 

specific segments of the loop (test sections) using coils wrapped around the pipe. Tap water was 

circulated  through  the  coils,  and  the  flow  rate was  adjusted  in  order  to  reach  the  required 

amount of cooling. The condensation rate was measured either using a water trap downstream 

of the test section (similar setup as in Figure 30) or by measuring the difference in temperature 

between the gas and the pipe wall's inner surface using a model developed by Zhang et al. [83].  

For  the  localized  condensation/corrosion  study  involving  the  carbon  steel  insert  in  a 

stainless steel flat slab, three 20 cm long zones with different cooling areas were created (Figure 

38):  A well‐insulated  section  {1},  a  section  not  insulated  but  not  subject  to  forced  external 

cooling {2}, and a section subject to high external cooling {3}. 
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flow. Several such pits can be  initiated during a short period of time and grow together  into a 

wide,  flat‐bottomed mesa  attack  feature.  A  galvanic  effect  between  the  film‐free  corroding 

metal in the bottom of the mesa attack feature and the film‐covered steel outside can increase 

the corrosion rate in the mesa attack area.  

 

 
 

a: general corrosion depth 
b: pit depth after film removal 
c: diameter of pit after film 

removal 

Figure 41: Schematic representation of mesa attack 
 

As described in Figure 41, the criteria used for mesa attack are: 

- the mesa attack depth is 5 times bigger than general corrosion depth (b  5a),  

- the diameter of mesa is bigger than pit depth (c  b). 

Percentage  of  sample  surface  affected  by  localized  corrosion:  Since weight  loss  steel 

carbon samples are used  in this study,  it was found that the percentage of the sample surface 

affected by  localized corrosion  (pitting and mesa attack  together) constitutes an  indication of 

the likelihood of its occurrence. 

An example of the analysis performed on each steel sample  is shown  in Figure 42 and 

Figure 43. The results of a line profile (depth of features along selected line) are shown together 

with the data used to determine the percentage of the steel surface area affected by  localized 

corrosion. Rates of  localized corrosion are calculated by dividing the feature depth (average or 

maximum pit depth) by the exposure time, and are given in mm/year. 
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CHAPTER 4 EXPERIMENTAL STUDY OF UNIFORM AND LOCALIZED TLC 

4.1 Objective 

The primary objective of this chapter is to investigate the effect of different influencing 

parameters on top of the line corrosion (both uniform and localized rates), which include: 

 Effect of flow velocity and condensation pattern 

 Effect of the condensation rate 

 Effect of the temperature 

 Effect of the concentration of corrosive species (CO2, acetic acid, H2S) 

4.2 Literature review 

The present chapter presents a review of the  laboratory work related to TLC published 

over  the  years.  Authors  have  frequently  proposed  a  modeling  approach  to  represent  the 

mechanism observed. These models are described in detail in Section 7.2.2. It should be noted 

that parts of this section are taken directly from previously published works by the author of this 

dissertation [71, 72]. 

4.2.1 Experimental work on CO2 top of the line corrosion  

In the past twenty years, TLC has been the subject of intensive research. Olsen et al. [64] 

conducted a systematic experimental study on parameters influencing TLC in sweet conditions. 

The  formation of a protective FeCO3 corrosion product  layer was suggested  to play a key role 

(Section 1.5). The precipitation of FeCO3 only occurs when the saturation level is above the value 

of one. High levels of super‐saturation in FeCO3 could lead to very dense and protective FeCO3,  

as was  the  case at a high  temperature  (70°C) and a  low  condensation  rate. The authors also 

found that the competition between the rate of iron dissolution (i.e., the increase of Fe2+ ions in 

the  aqueous  phase)  and  the  water  condensation  rate  controlled  the  extent  of  FeCO3  film 



94 

 

 

formation. At a high condensation rate, the saturation in FeCO3 is more difficult to obtain due to 

the rate of fresh water renewal.  

  In 2000, Pots et al.  [60] conducted a  series of experiments aimed at highlighting  the 

competition  between  the  scale  formation  rate  linked  to  the  iron  dissolution  and  the 

condensation  rate.  Pots  developed  a  corrosion  prediction  model  for  TLC  based  on  the 

calculation of the concentration of iron at saturation under film‐forming conditions. The author 

emphasized the importance of correctly evaluating the condensation rate in order to accurately 

predict the corrosion rate.  

In 2002, Vitse et al.  [75‐77] completed a  thorough experimental and  theoretical study 

on TLC caused by carbon dioxide. Condensation and corrosion experiments were conducted in a 

large‐scale  4”  ID  flow  loop, which  represented  a  significant  improvement  on what  had  been 

done before. This setup was later upgraded and improved for the purpose of the present study. 

Vitse was able to  link high gas temperatures to  larger condensation rates and consequently to 

corrosion rates at the top of the line. However, Vitse observed that the formation of FeCO3 was 

favored  by  high  fluid  temperature  and  could  lead  to  a  decrease  in  the  corrosion  rate.  The 

experiments  also  explored  the  effect  of  the  gas  velocity  and  partial  pressure  of  CO2 on  TLC, 

which play an  important  role  in  the water condensation  rate and corrosion  rate,  respectively. 

However,  the experiments  conducted by Vitse were all of  relatively  short duration  (2‐4 days) 

and  consequently  could  not  capture  the  full  extent  of  the  corrosion,  especially  in  terms  of 

localized  corrosion, which  often  requires weeks  of  exposure.  Nevertheless,  Vitse’s  corrosion 

model  constituted  a  considerable  breakthrough  in  the  understanding  of  the  mechanisms 

involved in TLC.  
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Several experimental studies [70‐80, 68] have been published on the effect of different 

parameters  such  as  acetic  acid, Mono‐Ethylene‐Glycol  (MEG)  or  pH  control.  However,  these 

experiments also had a relatively short exposure time and offered only limited data in terms of 

localized  corrosion. MEG  is commonly used  in gas  fields  in order  to prevent  the  formation of 

methane gas hydrate (a solid ice structure which can obstruct the flow). The presence of a large 

quantity of MEG (typically 50 to 70 wt%) decreases the water vapor pressure, which effectively 

inhibits hydrate formation. It also decreases the water condensation since the amount of water 

vapor  is  lower. pH control (a method consisting of  injecting a base  in order to control the bulk 

aqueous pH) was shown to have no real effect on TLC other than  limiting the concentration of 

undissociated  acetic  acid  in  the  bulk  liquid  phase  available  for  evaporation.  The  presence  of 

acetic acid was found to greatly affect TLC and mild steel corrosion in general [81].  

Okafor et al.  [82] proposed  through his experimental study a mechanism  for corrosion 

under  liquid droplets containing acetic acid. Okafor  linked  the  initiation of  localized corrosion 

with  the presence of protected and non‐protected  regions under drop‐wise condensation. He 

assumed the formation of a galvanic cell between the film‐free regions, with those the regions 

covered by a FeCO3 film. It was the first attempt to differentiate general and localized corrosion 

at the top of the line. 

Strong advances in TLC research were published in 2007. Zhang et al. [83] published the 

first fully mechanistic approach in TLC modeling, covering the three main processes involved in 

top of the line corrosion phenomena: dropwise condensation, chemistry in the condensed water 

and  corrosion  at  the  steel  surface.  Zhang’s  approach  represents  one  of  the most  advanced 

attempts  to model  the mechanisms  involved  in  TLC  to  date.  It  takes  into  account  the most 

important parameters in CO2 TLC: condensation rate, gas temperature, CO2 partial pressure, gas 
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velocity and acetic acid concentration. Zhang actively participated  in the collection of some of 

the experimental data  shown  in  the present  study, and  these data were used  to validate his 

model. 

Singer  [71]  published  the  results  of  this  experimental  parametric  study  of  sweet  TLC 

(CO2 dominated) performed  in 4”ID  flow  loops. This study summarized  the effect of  the most 

influencing parameters on which the severity of the corrosion attack depends: the condensation 

rate,  the  gas  temperature,  the  gas  flow  rate,  the  CO2  partial  pressure  and  the  presence  of 

organic acid. Information about both uniform and localized corrosion was collected through this 

series of  long‐term experiments  (3 weeks  long). The experimental results  (in addition to some 

unedited data) are presented in Section 4.3, where the main findings are discussed in detail. 

In  2011, Rotimi  [84]  conducted  a  series  of  long‐term  experiments  (up  to  6 weeks  of 

exposure)  in an autoclave especially designed  for TLC study. The effect of water condensation 

and  temperature was evaluated under different partial pressures of CO2. The author reported 

that the uniform corrosion decreased as the temperature  increased, due to the formation of a 

more  protective  FeCO3  layer.  However,  no  information was  reported  on  localized  corrosion 

although this type of corrosion was expected to play a big role in these conditions.  

Since then, several experimental studies have been published on the characteristics of 

the water  condensation  at  the  top  of  the  line  [9]  and  on  the  possible  role  of  hydrocarbon 

condensate  [42].  It was  found  that  the condensation of  light hydrocarbons could not prevent 

liquid water from reaching the hydrophilic steel surface.  

Even though much progress has been made over the years in the understanding of TLC 

mechanisms, none of  the models proposed  thus  far  tackles  the occurrence and prediction of 

localized  corrosion.  The  first  experimental  study  focusing  on  this  aspect  linked  to  TLC 
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phenomena was published by Amri [85, 86], in an effort to relate pit growth and environmental 

conditions. A  conceptual model of pit propagation and growth was proposed, although more 

validation work  is  clearly needed  since  the experimental work was not performed  in a  setup 

designed to simulate a representative environment. 

4.2.2 Experimental work on H2S top of the line corrosion  

Although sour corrosion in general is one of the most important issues for the Oil & Gas 

industry, very  little experimental work has been dedicated  to sour TLC. However, most of  the 

findings valid for bottom of the line corrosion are also true in a TLC scenario.  

Some valuable experimental work has been conducted  recently  in order  to determine 

the effect of  small amounts of H2S on  the CO2  corrosion of  carbon  steel  [87‐90].  It has been 

shown that small amounts of H2S lead to a rapid and significant reduction of the CO2 corrosion 

rate. The reduction of the corrosion rate is usually associated with the formation of a corrosion 

product  layer on the metal surface, even  if the bulk conditions for supersaturation of FeCO3 or 

FeS are not met. In the case of H2S, the analysis of the layer usually shows the presence of a very 

thin mackinawite film. It has been reported that the formation of mackinawite on mild steel is a 

very  fast,  direct  surface  reaction  leading  to  a  solid,  adherent  mackinawite  layer  [90‐91]. 

Depending on various environmental  factors, different  thermodynamically  stable  types of FeS 

can be formed. In some cases FeS film can be non‐protective and result in localized attack. For 

example,  the  formed  layer  can  develop  internal  stresses  which  can  lead  to  film  fracture, 

initiating  an  environment  for  potential  localized  attack.  Generally,  three  regimes  in  CO2/H2S 

systems have been classified based on the concentration of H2S [92], as shown  in Figure 46. A 

ratio of pCO2/pH2S of 500 has been proposed to define the transition. Nevertheless, the mixed 

CO2/H2S zone has been reported to begin at a much smaller ratio than the one displayed in the 
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As mentioned earlier, sour TLC has been the subject of focused research only recently. It 

is fair to say that even “standard” (bottom of the line) sour corrosion is not very well understood 

[8], making any attempt to understand sour TLC rather unclear. 

Camacho  [96] presented a series of short‐term  (2  to 4 days  long) experiments carried 

out in a 4”ID flow loop. The tests were performed at 3 bars total pressure, at 70°C and at a gas 

velocity of 5m/s ensuring stratified flow. The condensation was kept constant at 0.25 mL/m2/s. 

The presence of small quantities of H2S (up to 0.13 bar) led to a strong decrease in the general 

corrosion rate compared to its pure CO2 counterpart. The corrosion was strictly uniform and did 

not seem to be greatly affected by the range of CO2/H2S ratio tested. An FeS  layer was always 

found  to  be  the  predominant  corrosion  product  present  on  the  carbon  steel  surface.  As  is 

customary  in  top of  the  line  corrosion  testing,  the  short duration of  the experiment made  it 

difficult to extrapolate laboratory corrosion rates to field reality. 

Nyborg  [69] presented a  series of experiments  in a 2”ID  flow  loop using  carbon  steel 

tubes as corrosion samples. The tests were conducted at 25°C, with 0.02 bar of H2S and 10 bars 

of CO2 with 300 ppm of acetic acid. The experiments  lasted for more than 30 days at very  low 

condensation rates  (lower than 0.006 mL/m2/s). The corrosion rate was very stable during the 

entire test duration. A porous and fluffy FeS film was found on top of a more protective FeCO3 

layer covering the metal surface. It was proposed that dissolved H2S acted as a “sink for ferrous 

ions” by promptly  forming an un‐protective FeS  layer and enabling  the corrosion  to continue, 

albeit at a low rate (0.1 mm/year). 

Pugh  [97]  performed  experiments  in  an  autoclave  equipped  with  top  of  the  line 

corrosion capabilities. The aim was to simulate specific field conditions where TLC was observed. 

The tests were conducted at 25 and 55°C and at condensation rates of 0.002 and 0.1 ml/m2/s 
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respectively. The gas phase consisted of 2.4% CO2 and 1.0% H2S and the tests were performed 

over a 6 to 10 weeks period. The results showed that the corrosion rate was higher at a  lower 

temperature  and  lower  condensation  rate  (25°C  and  0.002  ml/m2/s)  than  at  a  higher 

temperature and higher condensation rate (55°C and 0.1 ml/m2/s). In both cases, a mackinawite 

film  formed  on  the  metal  surface  but  had  different  characteristics  depending  on  the 

temperature;  at  25°C,  the  film  was  fluffy,  porous,  crystalline  with  500  nm  grains  and  un‐

protective; at 55°C, the film was denser, crystalline with 10 microns grains and protective. The 

presence of organic acid increased the general corrosion rate and promoted localized corrosion, 

especially where the FeS film was protective.  

Singer  [72],  the  author  of  this  dissertation,  continued  Camacho’s  work  [96]  and 

conducted a parametric study  in a 4” ID flow  loop. The partial pressure of H2S (up to 0.13 bar) 

and  the  acid  acetic  concentration  (up  to  1000  ppm)  were  studied  in  a  series  of  21‐day 

experiments. In the presence of H2S, the presence of acetic acid seemed to affect the integrity of 

the FeS film and trigger the occurrence of localized corrosion initiation. The experimental results 

are shown in details in section 4.3. 

 Singer  [48]  published  another  set of  experiments,  this  time performed  in  a  specially 

designed autoclave for experiments performed under high H2S and CO2 partial pressures (4 and 

10 bars, respectively). Mackinawite, cubic FeS and troilite were identified as components of the 

corrosion product layer, which seemed to be comprised of two distinct layers: a thin and dense 

inner layer and a porous and thick outer layer. It was also shown that higher uniform corrosion 

rates could be expected at  lower gas temperatures and that  the water condensation rate had 

little effect on the corrosion results. 
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Although no firm conclusion can be made at this stage, some  important characteristics 

of sour TLC have been proposed: 

 Sour TLC does not seem to be as serious or as common as sweet, 

 The condensation rate may not be the main controlling parameter, as it is in sweet TLC, 

 The severity of the attack seems to depend on the type and protectiveness of the  iron 

sulfide film formed at the condensed water/steel interface, 

 Gas  temperature  could  consequently  be  a  key  factor,  as  it  directly  affects  the  phase 

identity and characteristics of the formed iron sulfide. 

4.3 Parameteric study performed in flow loop using the standard test section 

The experimental work presented  in  this  section was performed using  the  large  scale 

flow  loops  described  in  Chapter  3.3.  The  “standard”  test  section,  consisting  of  a  4"  ID  pipe 

section equipped with several corrosion ports and presented in chapter 3.3.2 was used for this 

part, both for sweet and sour experiments. As mentioned in section 3.3.3, the design of this test 

section contained some flaws, creating artificial accumulation of condensed water on the side of 

the steel samples due to the difference  in curvature between the flat samples and the curved 

pipe. These  flaws notwithstanding,  the author believes  that  the key effects of each  influential 

parameter were  successfully  determined,  but  advises  that  the  numerical  values  of  corrosion 

rates should be employed with caution as they are probably conservative estimates.    It should 

be  noted  that  parts  of  this  section  are  taken  directly  from  previously  published  publications 

from the author of this dissertation [71, 72].  

4.3.1 Test matrix 

A  useful  approach  towards  understanding  any  mechanism  is  to  select  a  baseline 

condition and to vary one parameter at a time. That is what has been done throughout the work 
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presented  here.  In  addition,  some  tests  have  focused  on  the  study  of  interacting  effects 

between  parameters.  This  approach  gives  a  better  insight  into  the  relative  weight  of  each 

parameter and helps  in  identifying  specific areas of  interest where  the current understanding 

remains limited.  

The  most  important  parameters  were  identified  as  follows:  the  gas  velocity,  the 

undissociated acetic acid concentration, the water condensation rate, the CO2 partial pressure, 

the  H2S  partial  pressure  and  the  gas  temperature.  In  addition,  two  interacting  effects  are 

investigated: condensation rate / acetic acid and H2S partial pressure / Acetic acid. 

Table 5 presents  the experimental conditions of  the baseline  test. Each series of  tests 

proposes a variation of a single parameter around the baseline conditions.  

 

Table 5: Baseline conditions for the parametric study* 

Parameters  Baseline conditions 

Absolute pressure (bar) **  3 

pCO2 (bar)  2 

Gas temperature (°C)  70 

Condensation rate (mL/m2/s)  0.25 

Gas velocity (m/s)  5 

pH2S (bar)  0 

Free HAc concentration in the tank (ppm)  0 

Steel type  API X65 

Liquid phase composition  DI water 

pH (tank)  4.5 

Test duration (weeks)  3 

*Only the value of the parameters in italics are varied in this study 
** Nitrogen is used as a makeup gas 
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Table 6 shows the range of values by which each parameter is varied.  

 
Table 6: Range of variables used for the parametric study 

Parameters 
Range 

Min  Medium  Max 

pCO2 (bar)  0.13  2  8 

pH2S (bar)  0.004 (or 0)  0.07  0.13 

Gas temperature (°C)  40  70  90 

Condensation rate (mL/m2/s)  0.05  0.25  1 

Gas velocity (m/s)  5  10  15 

Free HAc concentration in tank (ppm)  0  100  1000 

 

During the experiment, some water accumulated at the bottom of the  line due to the 

water condensation forming a small liquid stream. The flow regime was observed through a high 

pressure transparent window and was always stratified.   

Another  important  aspect  is  the wall  temperature  at  the  top  of  the  line where  the 

corrosion reaction takes place. This wall temperature is dependent on the gas temperature, the 

condensation  rate  and,  to  a  lesser  extent,  the  total  pressure  and  the  gas  velocity.  The 

corresponding values encountered in this experimental study are shown in Table 7. These values 

are calculated using an approach developed by Zhang  [83] which shows very good agreement 

with experimental measurements. 

 

Table 7: Wall temperature 

Gas temperature (°C) 
Condensation rate 

(mL/m2/s) 
Total pressure 

(bar) 
Wall temperature 

(°C) 

70  0.03  3  69.8 

70  0.25  3  68.2 

70  1  3  63.2 

40  0.25  3  33.5 

70  0.25  0.13  68.3 

70  0.25  8.3  67.8 
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4.3.2 Experimental results 

This section presents the corrosion rate results obtained for each of the tests performed. 

Two types of  information are displayed: the evolution of the average  (uniform) corrosion rate 

with  time  and  the occurrence of  localized  corrosion.  The  average  (uniform)  corrosion  rate  is 

calculated  using  the weight  loss  of  a  sample  and  the  time  of  exposure.  It  gives  an  average 

corrosion  rate  over  the  entire  period  of  exposure.  The  localized  corrosion  graphs  present 

corrosion rates that are due to pitting or mesa attack and indicate the percentage of the surface 

area of the sample affected by  localized corrosion  (pitting or mesa). The corresponding values 

are obtained by performing a surface analysis on each sample with a 3D surface profilometer. As 

localized corrosion is always more noticeable after longer exposure time, only the data obtained 

with the "21 days" samples are presented.  

The corrosion rate results are displayed in a series of graphs from Figure 48 to Figure 76. 

Error  bars  represent  the minimum  and  the maximum  values  obtained,  and  the  number  of 

samples (i.e., the number of repeated measurements) is displayed on each graph. 

4.3.2.1 Influence of the CO2 partial pressure 

In general, the higher the partial pressure of CO2, the higher the uniform corrosion will 

be, as shown  in Figure 48. At 2 bars partial pressure of CO2, a declining trend of the corrosion 

attack with time  is clearly visible and  is due to the formation of a protective FeCO3 film on the 

surface of the sample (Figure 49). In this section, the corrosion product layers are characterized 

mostly  through  EDS  analysis  and  study  of  the  crystals morphology, methods which  are  not 

sufficient  to  identify  the  product  phase  (FeCO3  for  example).    However,  experimental work 

described  later  in  this document  (Figure 142)  supports  the phases  reported  in  this  section.  In 
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condensed  liquid  is  due  to  the  condensation  process  itself,  which  sees  droplets  of  liquid 

nucleate  grow  and  eventually  fall  because  of  gravitational  forces.  During  this  process,  the 

chemistry in the droplet undergoes a significant increase in pH and in Fe2+ concentration, which 

favors scale formation. Once the droplet reaches its maximum size and falls, a new droplet will 

form with  lower pH and more aggressive corrosiveness. The cycle  is believed  to challenge  the 

protectiveness of the FeCO3 layer and lead to localized corrosion. Higher partial pressures of CO2 

render  the  condensed  water  more  corrosive  (i.e.,  higher  localized  corrosion  rates  are 

encountered). However, the percentage of surface area affected by localized corrosion remains 

mostly unaffected by the CO2 partial pressure (Figure 53).   

 

 
Figure 53: Localized corrosion ‐ Effect of the pCO2  

Tg=70°C, [HAc]free=0ppm, Vg=5m/s, Condensation rate=0.25 mL/m2/s, Exposure time: 21 days 
 

4.3.2.2 Influence of gas velocity  

The most  visible  influence of  gas  velocity  appears  to be on  the  condensation  regime 

which, in return, affects the way the corrosion process occurs. At low gas velocity (usually below 
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5 m/s  for  the present experiments),  the vapor condenses by  forming stagnant droplets at  the 

top of the pipe (Figure 54). 

 

 
Figure 54: View of the weight loss sample at the beginning of test, taken via a port installed at 

the bottom of the line 
 

In  these  stagnant droplets,  the  FeCO3  supersaturation  can be  very high,  enabling  the 

formation of a dense protective  layer. As  the gas velocity  increases,  the condensation  regime 

switches gradually from stagnant to sliding droplet. In the sliding droplet mode, the droplets of 

condensed liquid flow along the top of the pipe and eventually slide to the bottom. The sliding 

droplets are not generally in contact with the carbon steel long enough to create an FeCO3 layer 

(as opposed  to  the  stagnant droplet condensation  regime).  Instead,  the droplets upstream of 

the sample slide on the stainless steel part of the pipe and reach the sample without containing 

any  product  of  corrosion.  Considering  this  very  aggressive  corrosiveness,  a  thick  but  non‐

protective Fe3C film only forms on the liquid pathways that the sliding droplets create. It leads to 

the formation of two different types of film at the top of the line: protective FeCO3 on most of 
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the sample area and non‐protective Fe3C on the preferential  liquid pathways. Figure 55 clearly 

shows  these preferential  liquid pathways at a gas velocity of 10 m/s, as highlighted  in blue  in 

Figure 55 a). The weight loss method does not differentiate between the types of film and gives 

an average corrosion rate across the entire surface of the samples. It  is possible to correct the 

space average corrosion rate by evaluating the percentage of surface coverage of both types of 

film on the sample surface. However, this process can  lead to a high margin of error and does 

not bring any  valuable additional  information. Under  the  Fe3C layer  (Figure 55 d) and  f)),  the 

average corrosion rate can be as high as 10 mm/year. Under the parts of the samples covered by 

a FeCO3  layer (Figure 55 c) and e)), the situation resembles a more typical TLC scenario with a 

much lower uniform corrosion rate and with some visible localized corrosion features; whereas 

the corrosion under Fe3C is usually uniform. There was no clear influence of the gas velocity on 

the extent of the localized corrosion, only on the condensation regime as discussed above. The 

space average corrosion  rate  results do not appear  in  this dissertation as  they do not help  in 

clarifying this particular phenomenon. There was no visible effect of the gas velocity on the top 

of  the  line corrosion  (uniform and  localized corrosion) except  for  the change  in condensation 

regime discussed earlier. 

Visual observations made during the experiment showed that the condensation regime 

starts to change from stagnant droplet to sliding droplet at a gas velocity around 10 m/s (rivulets 

of  liquid  form  on  the  sample  surface)  for  a  total  pressure  of  3  bars.  Since  then,  a  more 

comprehensive  effort  to  understand  and  predict  the  transition  zone  between  stagnant  and 

sliding droplets has been made. A model developed by Zhang  [83] was presented  in 2006 and 

constitutes a good predictive tool for this kind of scenario.  
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In summary, once  the condensation  regime switches  from stagnant  to sliding droplet, 

parts of the sample at the top of the line start to be heavily corroded at a rate similar to that at 

the  bottom  of  the  line. However,  the  flow  regime  is  not  yet  annular  (which  happens  in  our 

experimental conditions at around 20 m/s), as the droplets flowing at the top are still exclusively 

made  of  pure  condensed  water  saturated  with  CO2.  Additional  issues  related  to  droplet 

transport from the bottom to the top of the line may be expected at high gas velocity. However, 

no inquiry was made into this phenomenon during the study. 

4.3.2.3 Influence of the concentration of undissociated acetic acid  

The presence of 100 ppm of  free acetic acid  in  the  liquid phase of  the  tank does not 

seem to have a strong impact on the average corrosion rate (Figure 56), as the corrosion rate is 

almost identical between the two conditions.  

 

 
Figure 56: General corrosion ‐ Effect of the free HAc concentration 
pCO2=3bars, Tg=70°C, Condensation rate=0.25 mL/m2/s, Vg=5m/s 
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The contribution  to  the overall cathodic  reaction of such a small amount seems  to be 

minimal. However, as the free acetic acid concentration is increased to 1000 ppm, the average 

corrosion  rate  increases  significantly  compared  to  lower  concentrations.  Furthermore,  the 

uniform corrosion rate does not decrease significantly with time and is still at around 2 mm/year 

after the first week of exposure. The presence of acetic acid strongly promotes the occurrence 

of pitting corrosion proportionate to the amount of acid in the solution (Figure 58).  

With 1000 ppm of  free acetic acid,  the pitting and mesa attack rates are between 7.5 

and  11  mm/year  after  3  weeks  of  exposure.  These  rates  are  almost  double  the  ones 

encountered  for  the  baseline  case  (no  acetic  acid)  or  with  100  ppm  of  acetic  acid.  The 

percentage of surface area affected by localized corrosion jumps to 14% in the presence of 1000 

ppm of acetic acid, while  it  is around 4% with 0 or 100 ppm. Once again,  the presence of a 

corrosion product layer offering protection at least on some parts of the steel surface, together 

with a local change in chemistry and pH (due to the continuous renewal of condensed droplets), 

are believed  to be  responsible  for  the occurrence of  localized  corrosion.  Figure 57  a)  and b) 

present images of the steel surface before removal of the corrosion product layer and illustrates 

the previous statement with apparent protection on most of the surface encountered together 

with massive localized attack. Acetic acid, being a volatile weak acid, increases the corrosiveness 

of the condensed water and challenges the integrity of the layer. Once again, although the layer 

is  identified as FeCO3 and seems to be mostly made of tightly packed crystals (Figure 57 c) and 

e)), numerous breakdowns are encountered which correspond to the location of the pits. Inside 

these breakdowns, Fe3C is identified as the main corrosion product (Figure 57 d) and f)). 
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Figure 58: Localized corrosion ‐ Effect of the free HAc concentration 

pCO2=3bars, Tg=70°C, Condensation rate=0.25 mL/m2/s, Vg=5m/s, Exposure time: 21 days 
 

4.3.2.4 Influence of the condensation rate  

The average  corrosion  rate  is expected  to be  lowest at  the  lowest  condensation  rate 

(Figure 59) because the rate of renewal of condensed droplets is faster at higher condensation 

rates. The saturation of FeCO3  is easier to achieve when droplets of  liquid remain attached to 

the metal surface for a longer time. Nevertheless, the effect of the water condensation rate was 

not always clear in the conditions tested. The final average corrosion rate is about twice as high 

at  1  mL/m2/s  compared  to  0.03  mL/m2/s,  but  the  overall  trend  (uniform  corrosion  rate 

decreasing with time) is rather similar in all cases (especially at 1 and 0.25 mL/m2/s). A stronger 

contrast was expected,  since a higher  condensation  rate  is usually  synonymous with a higher 

general corrosion rate. The lack of stronger influence on the average corrosion rate is thought to 

be due to the specific design of the sample holder. As mentioned previously, using flat weight 

loss  samples  flush mounted  to  a  cylindrical  4”  ID  pipe  leads  to  areas  on  the  samples where 
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condensed water  is artificially “trapped”, which could have diminished the effect of the water 

condensation rate and led to a overestimation of the corrosion rate.   

The  influence  of  the  condensation  is much  stronger  on  the  localized  attack  as  both 

pitting  rate  and  surface  coverage  by  localized  attack  increase  significantly  when  the 

condensation  rate  increases  from  0.05  to  1  mL/m2/s  (Figure  61).  The  effect  is  even  more 

pronounced  on  the  surface  coverage  by  localized  attack  which  increases  from  2%  at  0.05 

mL/m2/s to 14% at 1 mL/m2/s. Figure 60 shows one of the weight  loss samples exposed for 21 

days to the baseline environment and a condensation rate of 1 ml/m2/s. The corrosion product 

layer has been removed and the steel surface presents numerous  localized corrosion features. 

Mesa attack seems to be predominant in this case with wide pits easily identifiable.   

 
Figure 59: General corrosion – Effect of the condensation rate 

pCO2=3bars, Tg=70°C, [HAc]free=0ppm, Vg=5m/s 
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Figure 61: Localized corrosion ‐ Effect of the condensation rate  

pCO2=3 bars, Tg=70°C, [HAc]free=0 ppm, Vg=5 m/s, Exposure time: 21 days 
 

4.3.2.5 Influence of the gas temperature  

Since the corrosion reactions respond to temperature according to Arrhenius type laws, 

the  average  corrosion  rate  decreases  as  the  gas  temperature  decreases  (Figure  62).  This  is 

usually  true  if  there  is  no  protective  layer  forming  at  the  surface  of  the  steel  (low  pH).  The 

situation  is, however, more complicated at the top of the  line, as the presence of a protective 

layer plays a role as well.  

In the first days of testing, the corrosion rate is higher at 70°C or 80°C compared to 40°C 

with average uniform corrosion  rates at 1.2 and 0.5 mm/year,  respectively. However, as  time 

goes  by,  the  corrosion  rate measured  at  70°C  decreases  strongly.  In  contrast,  at  40°C,  the 

corrosion rate starts at a low value (0.5 mm/year) but remains almost constant throughout the 

test. This is explained by the properties of the film forming at the surface of the steel: a dense 
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and protective FeCO3  layer at 70°C and a more porous and  less‐protective FeCO3  layer at 40°C 

(Figure 63). The same reasoning applies for the test at 85°C, where it starts at the highest value 

(above 1.5 mm/year) and significantly decreases with time to reach 0.5 mm/year after 17 days. 

The  corrosion  product  film  is  expected  to  be  denser  and  more  protective  at  a  higher 

temperature since the kinetics of FeCO3 precipitation are faster, thus favoring the precipitation 

of larger numbers of smaller crystals which pack more densely on the surface.  

Moreover, at the top of the line, there was no sign of localized corrosion at 40°C or 85°C 

while there was strong evidence of pitting at 70°C (Figure 64). It  is clear that the properties of 

the  corrosion  product  film  (rate  of  formation,  density,  integrity)  are  strongly  linked  to  the 

occurrence of localized corrosion. 

 

 
Figure 62: General corrosion – Effect of the gas temperature 

pCO2=3bars, [HAc]free=0 ppm, Vg=5 m/s, Condensation rate=0.25 mL/m2/s 
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Figure 64: Localized corrosion ‐ Effect of the gas temperature  

pCO2=3 bars, [HAc]free=0 ppm, Vg= 5 m/s, Condensation rate=0.25 mL/m2/s,  
Exposure time: 21 days 

 

4.3.2.6 Influence of the partial pressure of H2S  

Figure 65 and Figure 66 present  information about general and  localized  corrosion  in 

environments  containing  H2S  but  no  acetic  acid.  The  presence  of  trace  amounts  of  H2S 

(pH2S=0.004 bar, CO2/H2S  ratio: 500) clearly decreases  the corrosion  rate compared  to a pure 

CO2 environment. This  is generally explained by  the  formation of a very protective  film of  iron 

sulfide on the surface of the metal. It is expected that further addition of H2S (partial pressure of 

H2S up to 0.13 bar, CO2/H2S ratio: 15) should cause a gradual increase in the corrosion rate. This 

is not obviously the case at the top of the line where it is difficult to identify a distinct trend. The 

additional cathodic reaction may compete with an increase in protectiveness of the iron sulfide 

film.  It  seems,  however,  that  the  corrosion  decreases  rapidly  in  the  first  15  days  and  then 

reverses  this  tendency  and  increases  slightly.  One  of  the main  differences with  a  pure  CO2 

environment is that the corrosion process does not seem to slow down considerably, even if the 
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severity of the attack  is  lower. No  localized corrosion (pitting or mesa attack) was observed at 

the top of the line in the conditions tested.  

 
Figure 65: Influence of the partial pressure of H2S  

Evolution of the general corrosion rate with the partial pressure of H2S  
(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, Free HAc: 0 ppm, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s 
 

 
Figure 66: Localized corrosion – Influence of the H2S partial pressure  

PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, Free HAc: 0 ppm, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s,  
Exposure time: 21 days 
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SEM and EDS analysis of  the corrosion  layer  formed  in CO2/H2S environments without 

acetic acid are shown  in Figure 67  (pH2S= 0.004 bar, CO2/H2S ratio: 500) and Figure 68  (pH2S= 

0.13 bar, CO2/H2S ratio: 15). In all cases, even though the tests were performed with 2 bars of 

CO2, no FeCO3 crystals could be clearly identified (although their presence cannot be ruled out). 

Instead,  a  mostly  macroscopically  amorphous  corrosion  product  layer  covers  the  specimen 

surface. The  layer does not always appear to be homogeneous, especially at higher H2S partial 

pressures where  large parts of the product  layer seem to have peeled off during the corrosion 

process. In addition, peculiar features (which show obvious crystalline structure) were observed 

but could not be clearly  identified, as EDS analysis always shows peaks of similar  intensity  for 

iron (Fe) and sulfur (S). In all cases, the steel was uniformly corroded and no localized corrosion 

could be observed even after 21 days of exposure to the corrosive environment. 
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4.3.2.7 Combined effect of WCR and acetic acid concentration 

For clarity, the results are presented in four sets of graphs isolating one parameter each 

time:  

 Set  1:  Fixed  undissociated  acetic  acid  concentration  of  100  ppm  and  varying 

condensation rate of 0.03, 0.25 and 1 mL/m2/s 

 Set  2:  Fixed  undissociated  acetic  acid  concentration  of  1000    ppm  and  varying 

condensation rate of 0.03, 0.25 and 1 mL/m2/s 

 Set 3:  Fixed  condensation  rate of 0.05 mL/m2/s and varying undissociated acetic acid 

concentration of 0, 100, 1000 ppm 

 Set  4:  Fixed  condensation  rate  of  1  mL/m2/s  and  varying  undissociated  acetic  acid 

concentration of  0, 100, 1000 ppm 

The  graphs  related  to  each  set  are presented  in  Figure 69  to  Figure 76.  The  clearest 

observation  is that the higher  the concentration of  free acetic acid and  the condensation rate 

are,  the  higher  the  risk  for  localized  corrosion.  Even  if  the  condensation  rate  is  low  (0.05 

ml/m2/s), 1000 ppm of  free HAc will  lead  to high uniform corrosion  rate and  severe  localized 

attack  (Figure 77). The opposite  is also  true  for  the condensation  rate, but  to a slightly  lesser 

extent. The notion of a critical condensation rate threshold below which no TLC is expected (or 

where the TLC rate is acceptable) is not validated by these results. The condensation is clearly a 

factor  influencing  the uniform corrosion and  localized corrosion  rate but cannot be extracted 

alone and used as a design tool. The extent of TLC  is rather the result of complex  interactions 

between all the parameters presented in this paper, and any comprehensive mitigation method 

would require a good understanding of the mechanisms involved. 
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Figure 69: General corrosion – Effect of HAc/Condensation rate  

pCO2=3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s 
Set 1: Fixed [HAc]free = 100 ppm and  

varying Condensation rate = 0.05, 0.25 and 1 mL/m2/s 
 

 
Figure 70: Localized corrosion ‐ Effect of HAc/Condensation rate  

pCO2= 3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s, Exposure time: 21 days 
Set 1: Fixed [HAc]free = 100 ppm and  

varying Condensation rate = 0.05, 0.25 and 1 mL/m2/s 
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Figure 71: General corrosion ‐ Effect of HAc/Condensation rate  

pCO2=3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s,  
Set 2: Fixed [HAc]free = 1000 ppm and  

varying Condensation rate = 0.05, 0.25 and 1 mL/m2/s 
 

 
Figure 72: Localized corrosion ‐ Effect of HAc/Condensation rate 

pCO2=3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s, Exposure time: 21 days  
Set 2: Fixed [HAc]free = 1000 ppm and  

varying Condensation rate = 0.05, 0.25 and 1 mL/m2/s 
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Figure 73: General corrosion – Effect of HAc/Condensation rate 

pCO2=3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s  
Set 3: Fixed Condensation rate = 0.05 mL/m2/s and  

varying [HAc]free = 0, 100, 1000 ppm 
 

 
Figure 74: Localized corrosion ‐ Effect of HAc/Condensation rate  

pCO2=3bars, Tg=70°C, Vg=5m/s, Exposure time: 21 days  
Set 3: Fixed Condensation rate = 0.05 mL/m2/s and  

varying [HAc]free = 0, 100, 1000 ppm 

0

0.5

1

1.5

2

2.5

3

3.5

4

0 2 4 6 8 10 12 14 16 18 20 22 24 26

C
or

ro
si

on
 r

at
e 

/ (
m

m
/y

ea
r)

Exposure time (days)

HAc= 0 ppm - CondRate=0.05 mL/m2/s
HAc = 100 ppm - CondRate=0.05 mL/m2/s
HAc = 1000 ppm - CondRate=0.05 mL/m2/s

2

4

2

2

2

2
2 2

0

2

4

6

8

10

12

14

0

2

4

6

8

10

12

14

0 200 400 600 800 1000

%
 o

f s
am

pl
e 

su
rf

ac
e 

/ (
%

)

C
or

ro
si

on
 ra

te
 / 

(m
m

/y
ea

r)

Free Hac concentration / (ppm)

Average uniform corrosion rate
Average pitting corrosion rate
Average mesa corrosion rate
% of surface area affected by localized corrosion



132 

 

 

 
Figure 75: General corrosion – Effect of HAc/Condensation rate 

pCO2=3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s 
Set 4: Fixed Condensation rate = 1 mL/m2/s and  

varying [HAc]free = 0, 100, 1000 ppm 
 

 
Figure 76: Localized corrosion ‐ Effect of HAc/Condensation rate  

pCO2=3 bars, Tg=70°C, Vg=5m/s, Exposure time: 21 days 
Set 4: Fixed Condensation rate = 1 mL/m2/s and  

varying [HAc]free = 0, 100, 1000 ppm 
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jumps  from  0.3  to  1.8 mm/year with  0.004  bar  of H2S when  1000  ppm  of  the weak  acid  is 

present.  It  is  interesting  to note  that, with  traces of H2S  (pH2S=0.004 bar, CO2/H2S ratio: 500), 

the  average  top  of  the  line  corrosion  rate  after  21  days  of  exposure  is  similar  to  the  one 

obtained  in  pure  CO2  environment when  a  significant  amount  of  free  acetic  acid  is  present 

(Figure 82). Further increases in H2S partial pressure (0.13 bar of H2S, CO2/H2S ratio: 15) seem to 

reverse this tendency and offer better protection against top of the line corrosion. The average 

corrosion  rate after 3 weeks of exposure  is  still  three  to  four  times higher with 1000 ppm of 

acetic acid than without.  

In  the presence of acetic acid, some  localized corrosion was observed, but only  in  the 

form  of  small  pits.  The  percentage  area  affected  by  pitting  corrosion  is  usually  very  limited 

(unlike  in a pure CO2 environment) and pitting  rates do not exceed 4 mm/year, which barely 

qualifies the corrosion as pitting in accordance with the definition presented in section 3.3.5.  

The surface analysis associated with the  influence of acetic acid on CO2/H2S top of the 

line corrosion  is shown  in Figure 84 to Figure 86. The corrosion product  layer at the top of the 

line is made of FeS, as is usually the case at the top of the line in H2S environments. In all cases, 

the film looks fairly uniform, quite porous and easily wiped off the surface of the specimen. The 

film  is also,  in most cases, cracked;  this cracking  is believed  to  take place over  time owing  to 

internal mechanical stresses. The corrosion process was  then able  to continue under  the  film. 

FeCO3 crystals were observed  in  these cracks. There  is no clear difference  in  the EDS analysis 

(identification of the film composition) performed for the tests with or without acetic acid. The 

surface looks evenly corroded except for a few isolated pits, especially at higher concentrations 

of  acetic  acid.  Once  again,  the  extent  of  localized  corrosion  seems  to  be  negligible,  with 

maximum pitting rates close to average corrosion rates.  
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Figure 78: Combined effect of the partial pressure of H2S and the concentration of free HAc 

Evolution of the general corrosion rate over time  
(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, pH2S: 0.004 bar, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s) 
 

 

 
Figure 79: Localized corrosion – Influence of the free HAc concentration in CO2/H2S environment  

(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, pH2S: 0.004 bar, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s,  
Exposure time: 21 days) 
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Figure 80: Combined effect of the partial pressure of H2S and the concentration of free HAc 

Evolution of the general corrosion rate over time 
(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, pH2S: 0.13 bar, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s) 
 

 
Figure 81: Combined effect of the partial pressure of H2S and the concentration of free HAc 

Evolution of the general corrosion rate over time 
(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, Free HAc: 100 ppm, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s) 
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Figure 82:  Combined effect of the partial pressure of H2S and the concentration of free HAc 

Evolution of the general corrosion rate over time 
(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, Free HAc: 1000 ppm, Tg: 70°C, WCR: 0.25 ml/m2/s, Vg: 5 m/s) 
 

 

 
Figure 83: Localized corrosion – Influence of the free HAc concentration in CO2/H2S environment  

(PT: 3 bars, pCO2: 2 bars, Free HAc: 1000ppm, Tg: 70°C, Vg: 5 m/s, WCR: 0.25 ml/m2/s,  
Exposure time: 21 days)   
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4.3.3 Summary 

The present experimental study performed in large scale flow loops, the results of which 

are summarized in Table 8 and Table 9, highlights some important characteristics of sweet and 

sour top of the line corrosion. TLC is a phenomenon that occurs only in stratified flow, although 

two distinct condensation regimes are encountered: stagnant droplet condensation at  low gas 

velocity and sliding droplet condensation at higher gas velocity. The water vapor condenses at 

the top of the line in the form of small water droplets, which follow a specific cycle: growth to 

reach a critical size, falling to the bottom of the pipe due to gravity forces or sliding along the 

pipeline, and renewal governed by the rate of condensation. It is also clear that TLC mechanisms 

in  sweet  and  sour  corrosion  are  different.  The  summary  of  the  experimental  results  is 

consequently divided in two main parts: TLC in sweet environment and TLC in sour environment.  

 TLC in sweet environment 

The initial average corrosion rates are normally quite high but often decrease with time 

to relatively low average values. This decrease is an indication of the precipitation on the metal 

surface of a corrosion product layer made of FeCO3. This layer can provide some protection but 

is also  intrinsically  linked to the  initiation and propagation of  localized corrosion. Two to three 

weeks  of  exposure  time  are  consequently  necessary  to  catch  these  tendencies,  as  shorter 

experiments  may  lead  to  unrealistically  high  general  corrosion  rates  and  may  miss  the 

occurrence of  localized corrosion altogether.  In  terms of general corrosion, a more aggressive 

environment  (high  partial  pressure  of  CO2,  higher  temperature,  higher  acetic  acid  content) 

logically leads to higher initial corrosion rates. As the corrosion process occurs and iron ions are 

released  in  solution,  the  water  droplets  can  reach  saturation  in  FeCO3.  How  quickly  this 

saturation  is  reached  depends  upon  the  temperature:  experiments  performed  at  lower  gas 
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temperatures  (<40°C)  lead  to  little  to  no  FeCO3  precipitation,  and  a  lower  but  uniform  and 

relatively constant corrosion rate over time  is observed. Higher gas temperatures (above 80°C) 

seem to lead to a more rapid formation of the FeCO3 layer. The saturation level with respect to 

FeCO3 also strongly depends on the water condensation, which continuously provides fresh and 

acidic  condensed  water.  The  cycle  of  droplet  renewal  greatly  affects  the  chemistry  in  the 

condensed water  (pH, FeCO3 saturation  level) and challenges the protectiveness of the FeCO3, 

which seems to be substantially weakened by high acidity (provided in part by CO2 but especially 

acetic acid). Higher water condensation rates also prevent  the  formation of a stable corrosion 

product  layer  and  strongly  affect  the  extent  of  localized  corrosion.  Small  pits  are  generally 

observed at the initial stages of the corrosion process and seem to grow together into wide, flat‐

bottomed mesa attack features, which can affect rather large parts of the steel sample surface 

area. Very high  localized corrosion  rates, often  reaching 10‐12 mm/year, are measured  in  the 

presence of 1000 mg/L of acetic acid or at water  condensation of 1 mL/m2/s.   Under  certain 

conditions,  localized  corrosion  can  be  limited,  such  as  at  low  condensation  rates  (<0.05 

mL/m2/s), but only with little or no acetic acid present. In all conditions tested, the presence of a 

large concentration of acetic acid always leads to tremendous localized corrosion rates, however 

low the water condensation rate might be. The extent of top of the line corrosion is definitively 

the result of complex interactions amongst all of these parameters. Threshold values, often used 

as engineering guidelines in the industry, should be used with caution, and a solid understanding 

of  the mechanisms  involved  is  a prerequisite  for  the development of  effective TLC  inhibition 

programs. 
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 TLC in sour environment 

In the presence of H2S, the average corrosion rate at the top and the bottom of the line 

starts at a low value and remains relatively constant over time. 

The  presence  of  trace  amounts  of  H2S  reduces  the  initial  average  corrosion  rate 

compared to a pure CO2 environment. There is no clear influence of further additions of H2S (up 

to 0.13 bar) on the average corrosion rate. No localized corrosion was observed in the presence 

of H2S (up to 0.13 bar), considering an exposure time of 21 days.  

The  presence of  acetic  acid  seems  to  affect  the  integrity of  the  FeS  film  and  also  to 

strongly influence the general corrosion rate. The acetic acid seems to trigger the occurrence of 

localized corrosion  in the form of small pits. The maximum pitting rate measured falls close to 

the average corrosion rate and is therefore considered to be mechanistically identical. 
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Table 8: Summary of general and localized corrosion results – Sweet TLC series 

Investigating  Acetic acid  WCR  pCO2  Gas temp.  Acetic acid / WCR 

General experimental conditions 

Gas temperature (°C)  70  70  70  70  70  70  70  40  85  70  70  70  70 

Gas velocity (m/s)  5 

pCO2 (bar)  2  2  2  2  2  0.13  7  2  2  2  2  2  2 

pH2S (bar)  0 

Free HAc in the tank (ppm)  0  100  1000 0  0  0  0  0  0  100  100  1000 1000

Condensation rate (ml/m2/s)  0.25  0.05  1  0.25  0.25  0.25  0.25  0.05  1  0.05  1 

Style type  X65 

General corrosion over the entire sample surface area 

Corrosion rate (mm/year)  0.34  0.38  2.33  0.22  0.69  0.37  0.3  0.61  0.47  0.36  0.71  1.42  1.62 

Pitting corrosion 

Average pitting rate (mm/year)  2.3  3.35  7.3  2.61  4.4  3.15  4.93  0  0  3.47  6.95  6.67  6.33 

Max pitting rate (mm/year)  4.35  5.02  9.8  5.21  6.6  4.98  6.58  0  0  5.21  8.69  8.33  7.5 

Mesa Attack 

Average mesa rate (mm/year)  5.6  3.35  9.61  2.61  6.24  3.5  6.57  0  0  0  7  6.67  6.67 

Max mesa attack (mm/year)  6.3  5.02  12.3  3.56  6.6  4.72  8.22  0  0  0  8.7  10.8  9.16 

Percentage of sample surface area affected by localized corrosion (Mesa + Pitting) 

% of surface area  3.7  2  17.2  1.6  14.1  4.1  4  0  0  0.5  7  11.6  14.2 
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Table 9: Summary of general and localized corrosion results – Sour TLC series 

Investigating  H2S partial pressure  H2S partial pressure/ Acetic acid 

General experimental conditions 

Gas temperature (°C)  70  70  70  70  70  70  70 

Gas velocity (m/s)  5  5  5  5  5  5  5 

pCO2 (bar)  2  2  2  2  2  2  2 

pH2S (bar)  0  0.004  0.07  0. 13  0.004  0.07  0. 13 

Free HAc in the tank (ppm)  0  0  0  0  100  1000  1000 

Condensation rate (ml/m2/s)  0.25  0.25  0.25  0.25  0.25  0.25  0.25 

Style type  X65  X65  X65  X65  X65  X65  X65 

General corrosion over the entire sample surface area 

Corrosion rate (mm/year)  0.34  0.29  0.04  0.12  0.45  1.73  0.28 

Pitting corrosion 

Average pitting rate (mm/year)  2.26  0  0  0  0.7  2.28  2.96 

Max pitting rate (mm/year)  4.34  0  0  0  0.87  3.86  4.52 

Mesa Attack 

Average mesa rate (mm/year)  5.56  0  0  0  0  0  0 

Max mesa attack (mm/year)  6.26  0  0  0  0  0  0 

Percentage of sample surface area affected by localized corrosion (Mesa + Pitting) 

% of surface area  3.6  0  0  0  0.8  1.01  5.43 
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4.4 Localized sweet TLC study in large scale flow loop using the steel insert 

The parametric study presented  in section 4.3 raised a few unresolved aspects of TLC, 

especially related to the effect of the water condensation rate. In order to answer the remaining 

questions,  a  new  test  section  design  was  implemented.  This  new  design,  labeled  “flat  slab 

concept”  (described  in  details  in  Chapter  3.3.4),  aims  at  eliminating  the  artificial  edge  effect 

issue  encountered  in  the  previous  design.  The  following  chapter  presents  a  summary  of  the 

work performed to date. 

4.4.1 Test matrix 

The test matrix below  (Table 10) was selected  in order to  investigate the effect of the 

water  condensation using  an  experimental  setup designed  to  simulate  the  field  environment 

more realistically.  

 

Table 10: Localized condensation/corrosion study ‐ Test matrix 
Common parameters: 
Test duration: 3 months 

Steel type: C1018(I), (II), (III) and APIX65 
Corrosion measurement method: Weight loss sample and carbon steel insert 

Condensation regime: Sliding droplet mode 
Gas velocity: 2.5 m/s ‐ pCO2= 2.7 bars ‐ pH2S= 0 bar ‐ PT= 3 bars 

 

Test #  1  2  3  4 

Investigating  Gas temperature  CO2/HAc 

Steel type  C1018(I)  X65  X65  C1018(III) 

Tg (°C)  65  45  25  65 

Undissociated HAc (ppm)  0  0  0  1000 

Low WCR (mL/m2/s)  0.13  0.1  0.04  0.2 

Medium WCR (mL/m2/s)  0.41  0.14  0.06  0.4 

High WCR (mL/m2/s)  0.9  0.22  0.1  0.7 
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Due to safety restrictions linked to the use of the special test section, the experimental 

study was  limited  to sweet environments  (CO2 only). Three different condensation  rates were 

reproduced on the surface of the steel insert during each test. 

4.4.2 Experimental results 

This  chapter presents a  summary of  the most  relevant experimental work performed 

with  the  new  “flat  slab”  concept.  It  is  divided  into  two  main  parts:  the  effect  of  the  gas 

temperature (section 4.4.2.1) or the presence of acetic acid (section 4.4.2.2). 

4.4.2.1 Influence of the gas temperature and the water condensation rate  

4.4.2.1.1 TEST #1 ‐ Tgas=62°C 

4.4.2.1.1.1 Experimental conditions 

The experimental conditions of this baseline test are summarized  in Table 11. The slab 

was divided into three parts:  

 The  upstream  part  of  the  flat  slab  was  well  insulated  with  a  condensation  rate 

calculated between 0.12 and 0.15 mL/m2/s. 

 The middle part of  the  slab was neither  insulated nor artificially  cooled  to produce a 

condensation rate between 0.37 and 0.46 mL/m2/s.  

 The  downstream  part  of  the  slab  was  cooled  with  a  condensation  rate  estimated 

between 0.76 and 0.95 mL/m2/s.   

This  way,  the  same  piece  of  carbon  steel  is  exposed  to  low,  medium  and  high 

condensation rates for an extended period of time.  
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Table 11: Test #1 – Test conditions 

Parameter  Value / range 

Steel type  C1018(I) 

Gas temperature  62°C 

Total pressure  3bars 

pCO2  2.7 bars 

Free HAc concentration  0 ppm 

Gas velocity  2‐3 m/s 

Low condensation rate  
(upstream section) 

Between 0.12 and 0.15 mL/m2/s 
Twall: 56‐59°C 

Medium condensation rate  
(middle section) 

Between 0.37 and 0.46 mL/m2/s 
Twall: 52‐54°C 

High condensation rate  
(Downstream section) 

Between 0.76 and 0.95 mL/m2/s 
Twall: 38‐40°C 

Exposure time  93 days 

 

4.4.2.1.1.2 Surface analysis 

4.4.2.1.1.2.1 Overview of the corrosion product layer characteristics 

As shown  in Figure 87 a),  the part of the C1018  insert exposed to a  low condensation 

rate  (0.12‐0.15 mL/m2/s) did not seem to be highly corroded  (i.e.,  the corrosion product  layer 

was  still  fairly  intact).  The  part  of  the  insert  exposed  to  a  high  condensation  rate  (0.76‐0.95 

mL/m2/s)  in Figure 87 c) seemed much more affected by corrosion. Numerous breakdowns  in 

the layer (which is usually related to extensive localized corrosion) could be observed, especially 

on the section exposed to higher water condensation rates. The yellow/orange color found on 

part of the steel sample is a sign of the presence of iron oxide (most likely ferric oxide) which is 

thought to have formed after the end of the experiment as the slab assembly was removed from 

the loop. Operational procedures often require a few minutes before the steel insert, wetted by 

droplets of condensed water saturated with species generated due to corrosion processes, can 

be accessed and dried.  In this elapsed time, the steel  is exposed to air. During the experiment 
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exposed to a high condensation rate which also showed severe mesa attack (localized corrosion 

with flat bottom features). The relationship between condensation rate and localized corrosion 

is, therefore, clearly demonstrated in this experiment. 

Average, minimum and maximum localized corrosion rates were extracted from the 3D 

profile analysis, and the results are displayed below  in Figure 91, Figure 92 and Figure 93.  It  is 

important to mention that, due to the limitation of the instrument, only small areas of the insert 

(1.5  cm  by  2  cm)  could  be  analyzed  at  once.  These  selected  areas  are  thought  to  be 

representative.   
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Table 12 : Test #1 – Localized corrosion rate analysis  

  Water condensation rate (mL/m2/s) 

Parameter  Unit 
Min 

0.14 mL/m2/s 
Average 

0.42 mL/m2/s 
Max 

0.86 mL/m2/s 

Average localized 
corrosion rate 

mm/year  2.61  5.56  6.24 

Max localized corrosion  mm/year  3.48  6.26  6.97 
         

Average feature depth  µm  150  320  359 

Max feature depth  µm  200  360  401 
         

Average feature 
diameter 

mm  0.59  0.60  2.23 
         

Arithmetic mean  µm  13.4  23.2  340.0 

Standard deviation  µm  36.2  50.6  281.3 

Root mean square  µm  38.6  55.6  441.3 

Skewness    ‐8.8  ‐6.2  ‐1.6 

Kurtosis    93.7  53.1  2.8 
         

Pitting density  cm‐2  11.1  45.2  70.2 

% area affected by 
localized corrosion 

%  6.7  15.2  82.5 

 

The  reference  plane  used  for  the  profile  analysis was  set  to  fit  the  top  of  the  steel 

surface as much as possible. The  following values were systematically computed:  the average 

and maximum  feature depth and corresponding  localized corrosion rates,  the average  feature 

diameter  (assuming a cylindrical shape), the pitting density  (number of pits per unit area) and 

the percentage area affected by localized corrosion. 

The  arithmetic  mean μ calculates  the  average  depth  of  features  with  the  top  steel 

surface as a reference, using the following equation: 

μ ൌ
1
݊
ݔ



ୀଵ

  Eq (4‐1) 

Where:    n: number of values 

    x: depth (µm) 
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The closer the arithmetic mean is to zero, the lower is the extent of localized corrosion, 

in terms of depth and number of features. 

The  standard  deviation ߪ  shows  how  much  variation  exists  from  the  mean.  High 

standard deviation indicates that the feature depth is spread out over a wide range of values. 

ߪ ൌ ඩ
1
݊
ሺݔ െ ሻଶߤ


ୀଵ

  Eq (4‐2) 

The root mean square (RMS) is a representation of the magnitude of the variation in pit 

depth over the entire surface area and it is calculated as follows: 

ܵܯܴ ൌ ඩ
1
݊
ݔ

ଶ



ୀଵ

  Eq (4‐3) 

A low RMS number means that the corrosion features are either shallow or very few in 

numbers. In the case of this study, a higher RMS number is an indication of a higher number of 

deeper pits. 

The skewness and kurtosis factors are used to characterize the shape of a distribution of 

feature  depths  over  the  entire  steel  surface.  The  tallest  bar  on  the  distribution  (Figure  95) 

always expresses the percentage of surface area at the “zero” or “reference” level (top surface).  

The  skewness  represents  the extent  to which  the distribution  leans  to  the  left of  this 

reference  plan.  Skewness  values  are  consequently  negative  in  this  case  since  the  tail  of  the 

distribution  is  almost  always  longer  on  the  left  side.  A  high  absolute  value  of  skewness  is 

obtained when deep  isolated pits are present on the metal surface  (long and thin  left tail). To 

the other extent, a skewness of zero is obtained when the surface is perfectly symmetrical (for 

example, in the case of uniform corrosion) and when there is absolutely no pit. The kurtosis is a 
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The  localized corrosion data are presented  in Figure 96 and compared to experimental 

data obtained during the parametric study under the same conditions but for an exposure time 

of 21 days  (Section 4.3.2.4).  The  “21‐day” experimental data were obtained by performing  a 

surface profile scan on weight loss samples. Comparing the data obtained after 21 days and 93 

days of exposure, the localized corrosion rates (or more accurately the steel penetration rates) 

clearly increase with the water condensation rate but also decrease with time. 

 

  
Figure 96: Test #1: Influence of the condensation rate on the localized corrosion rate 
 

Another way to compare the two sets of data is to plot the actual feature depth versus 

the condensation rate (Figure 97). It is interesting to note that at condensation rates lower than 

0.4 mL/m2/s, the average feature depth after 21 days and 93 days of exposure is very similar. It 

could mean that the pit or mesa attack penetration rate significantly slowed down after 21 days 
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of exposure. At a condensation rate of 1 mL/m2/s, the localized attack depth measured after 93 

days of  exposure  is  almost 50% higher  than  the one measured  after 21 days of  testing.  The 

hypothesis here  is  that TLC may have significantly slowed down at a condensation rate below 

0.4 mL/m2/s while it did not at a condensation rate of 1 mL/m2/s. This is in some ways consistent 

with field observations noting the existence of a “threshold” water condensation rate  in sweet 

environments below which TLC is not a lasting issue [37]. The maximum feature depths do show 

the same trend, although the “threshold” water condensation rate seems to be much lower. 

 

 
Figure 97: Test #1: Influence of the condensation rate and the exposure time  

on the pit/mesa depth 
 

The percentage area affected by localized corrosion could also be measured on the steel 

and  the  results  are  displayed  in  Figure  98  and  compared with  data  obtained  for  21  days  of 

exposure.  
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Figure 98: Test #1: Influence of the condensation rate on the percentage of the steel surface 

area affected by localized corrosion 
 

It is clear that, with time, a higher proportion of the steel surface area is corroded when 

the water condensation  rate  is high. This  is again  in agreement with  field observations which 

seem to show that, although TLC corrosion features depth may not progress at a fixed rate, their 

numbers do increase with time [42, 46]. As the features grow in number, they coalesce and the 

steel  surface  becomes  more  uniformly  attacked.  This  is  clearly  demonstrated  by  the  data 

collected  in  Table  12,  which  shows  the  number  of  pits  per  surface  area  increasing  with 

condensation  rate,  together with  the  average  feature  diameter.  The maximum  depth  of  the 

feature does increase as well, but to a lesser extent. 

4.4.2.1.2 TEST #2 ‐ Tgas= 42°C 

A second experiment was conducted at a  lower temperature  (42  instead of 62°C). The 

primary objective was to investigate the range of test conditions (mainly temperature and water 
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condensation rate) for which FeCO3 formation and localized corrosion would be encountered in 

a TLC scenario. 

4.4.2.1.2.1 Test conditions 

The test conditions for Test #2 are shown in Table 13. The main differences from Test #1 are the 

gas temperature (42 Instead of 62°C) and the range of water condensation rate, since the vapor 

pressure is lower at 42°C compared of 62°C. 

 

Table 13: Test #2 –Test conditions 

Parameter  Value / range 

Steel type  X65 

Gas temperature  41.5°C 

Total pressure  2.6 bars 

pCO2  2.59 bars 

Free HAc concentration  0 ppm 

Gas velocity  1.8 m/s 

pH  in bulk liquid phase  4 ‐ 4.8 

Section# 1: Low condensation rate  
(upstream section) 

Between 0.09 and 0.11 ml/m2/s,  
Twall: 35‐36 °C 

Section# 2: Medium condensation rate  
(middle section) 

Between 0.14 and 0.15 ml/m2/s 
Twall: 32‐33 °C 

Section# 3: High condensation rate  
(Cooled section) 

Between 0.22 and 0.23 ml/m2/s 
Twall: 25‐26 °C 

Test duration  2.4 months 

 

4.4.2.1.2.2 Surface analysis 

4.4.2.1.2.2.1 Overview of the corrosion product layer characteristics 

The  initial observation of the state of  the slab  immediately after the test showed that 

the extent of corrosion seemed higher on the part exposed to higher WCR. More cracks  in the 

corrosion product layers were observed on the cooled section which is usually synonymous with 

higher  corrosion  rate  (Figure  99). A  significant  amount of  iron  oxide  (most  likely  ferric oxide 
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4.4.2.1.2.3 Corrosion rate analysis 

As for Test #1, data relevant to the extent of localized corrosion could be extracted from 

the 3D profile analysis. The main results are displayed  in Table 14. The statistical analysis was 

performed in a systematic manner and the same information was collected. 

 

Table 14 : Test #2 – Localized corrosion rate analysis  

  Water condensation rate 

Parameter  Unit 
Min 

0.11 mL/m2/s 
Average 

0.15 mL/m2/s 
Max 

0.23 mL/m2/s 

Average localized 
corrosion rate 

mm/year  0.64  0.96  1.13 

Max localized corrosion  mm/year  1.72  2.11  2.38 
         

Average feature depth  µm  131.3  195.6  229.4 

Max feature depth  µm  350  430  485 
         

Average feature 
diameter 

mm  1.10  1.13  2.26 
         

Arithmetic mean  µm  14.69  20.30  71.34 

Standard deviation  µm  24.53  36.98  87.76 

Root mean square  µm  28.59  42.183  113.1 

Skewness    ‐5.22  ‐4.42  ‐2.14 

Kurtosis    41.11  26.57  5.34 
         

Pitting density  cm‐2  23.9  23.2  43.3 

% area affected by 
localized corrosion 

%  29.7  35.7  66.3 

 

The following observations can be made regarding the extent of localized corrosion: 

 The  influence of  the water  condensation  rate  is  clear, with  increasing  feature depth, 

pitting density, diameter  and percentage  area  affected by  localized  corrosion  at high 

water condensation rate. 

 The trend of skewness and kurtosis factors show once again that pits are isolated under 

low WCR while they tend to coalesce at higher WCR (Figure 105). 
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only at lower condensation rates (Figure 106). The initiation of localized attack is directly related 

to the formation of a semi‐protective FeCO3 layer. With lower steel temperature conditions (due 

to  low gas temperature or/and high WCR), the kinetics of FeCO3 precipitation should not favor 

the formation of such a  layer. The FeCO3 solubility also  increases which renders conditions for 

super saturation more difficult to achieve. Instead a non‐protective  iron carbide  layer could be 

expected  to  form,  leading  to mostly  uniform  corrosion.  Due  to  the  lower  temperature,  the 

kinetics of corrosion reactions should  lead to a steady  (uniform) but  low rate of corrosion. On 

the other hand,  if the WCR  is  low enough, FeCO3 can form at the metal surface even at a  low 

temperature  and  could  lead  to  localized  attack.  The  results  obtained  with  the  weight  loss 

samples  corroborate  this  view:  high  uniform  corrosion  on  the  cooled  samples,  and  localized 

corrosion on the thermally insulated samples.  

This  is,  however,  not  corroborated  by  the  “steel  insert”  experimental  results  which 

showed  localized  corrosion  all  along  the  steel  surface,  with  higher  penetration  rates 

encountered at higher WCRs. Although the conditions are supposed to be similar on both test 

sections, it is possible that the cooling conditions experienced by the samples could have been 

higher  than  the one applied on  the steel  insert,  leading  to a  lower steel surface  temperature. 

The  “sample”  test  section  is  not  equipped  with  embedded  thermistors,  making  accurate 

measurements of WCR impossible.  

At  the  “medium” WCR  (0.15 mL/m2/s),  the  localized  and uniform  corrosion  rates  are 

quite similar. Under these conditions, it is already not accurate to qualify the corrosion attack as 

localized, as the entire steel surface corrodes at rates varying within a factor of 2 or 3. At higher 

WCR (0.23 mL/m2/s), the corrosion attack is clearly uniform. 
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4.4.2.1.3.3 Corrosion rate analysis 

The  data  collected  during  the  profile  analysis  of  the  steel  inserts  are  collected  and 

displayed in Table 16, together with several statistical variables.  

 

Table 16 : Test #3 – Localized corrosion rate analysis  

  Water condensation rate (mL/m2/s) 

Parameter  Unit 
Min 

0.038 mL/m2/s 
Average 

0.059 mL/m2/s 
Max 

0.101 mL/m2/s 

Average localized 
corrosion rate 

mm/year  0.18  0.51  0.11 

Max localized corrosion  mm/year  0.47  1.13  0.15 
         

Average feature depth  µm  46.2  103.2  23.3 

Max feature depth  µm  120  230  30 
         

Average feature 
diameter 

mm  1.28  2.52  1.74 
         

Arithmetic mean  µm  6.04  29.16  6.65 

Standard deviation  µm  8.85  34.42  5.21 

Root mean square  µm  10.71  45.11  8.45 

Skewness    ‐4.17  ‐2.17  0.13 

Kurtosis    29.57  5.75  3.11 
         

Pitting density  cm‐2  8.2  27.3  0.2 

% area affected by 
localized corrosion 

%  25.4  64.2  100 

 

The following observations can be made regarding the extent of localized corrosion: 

 It is clear that the zone affected by the highest water condensation rate produced little 

to no localized corrosion. The rest of the X65 insert did suffer from localized corrosion, 

especially the middle section: extensive pitting was measured, but the pitting rate was 

relatively low compared to previous tests.  

 With WCR  values  below  0.06 mL/m2/s,  the  trend  of  skewness  and  kurtosis  factor  is 

coherent with  the  presence  of  isolated  pits, which  tend  to  coalesce  at  higher WCR 
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The 3D surface profilometer data are plotted with the condensation rate in Figure 116. 

Localized corrosion  is only  sustainable  in  the presence of a  semi‐protective corrosion product 

layer  (here FeCO3), provided  that  this  layer  is adherent  to  the metal  surface and  can provide 

protection  on  some  part  of  the  steel  surface.  At  high WCR  (>  0.1 mL/m2/s),  the  corrosion 

product layer does not adhere to the metal surface and the corrosion can consequently only be 

uniform in nature.  

 

 
Figure 116: Test #3 ‐ X65 insert ‐ Influence of the condensation rate on the pit/mesa depth 

 

Figure  117  presents  the  results  of  the  corrosion  analysis  performed  on  weight  loss 

samples present  in  the  flow  loop under  identical  conditions  to  those  for  the  steel  insert. The 

average localized and uniform corrosion rates computed from the surface analysis are shown in 

Figure 117. This time, the analysis of the weight loss samples and the steel insert yields the same 

conclusions:  
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4.4.2.2 Test #4 ‐ Influence of the presence of acetic acid 

A final experiment was performed in order to investigate the effect of a high content of 

organic acid on TLC, under high gas temperature and high WCR conditions. 

4.4.2.2.1.1 Test conditions 

The test conditions are presented below, the main difference from the baseline Test #1 

being the presence of 1000 ppm of free acetic acid  in the main  liquid tank. As for the baseline 

test, the test section was divided into three zones exposed to different cooling rates leading to 

different WCRs. 

 

Table 17: Test #4 ‐ Test conditions 

Parameter  Value / range 

Steel type  C1018(III) 

Gas temperature  59°C 

Total pressure  3bars 

pCO2  2.7 bars 

Free HAc concentration  1000 ppm 

Gas velocity  2‐3 m/s 

Low condensation rate (upstream section)  0.2 mL/m2/s ‐ Twall:52.7°C 

Medium condensation rate (middle section)  0.4 mL/m2/s ‐ Twall:47.1°C 

High condensation rate (Downstream section)  0.7 mL/m2/s ‐ Twall:35.9°C 

Exposure time  93 days 

 

4.4.2.2.1.2 Surface analysis 

4.4.2.2.1.2.1 Overview of the corrosion product layer characteristics 

Photographs of the C1018(III) insert taken immediately after the end of test are shown 

in Figure 118. A thin layer of iron oxide covers most of the steel surface. The oxygen level in the 

loop was measured on  several occasions during  the  test  and was  always below 10 ppb;  it  is 
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4.4.2.2.1.3 Corrosion rate analysis 

The  3D  surface  analysis  data  are  displayed  in  Table  18.  They  include,  as  previously, 

statistical parameters qualifying the features relating to depth distribution.    

 

Table 18 : Test #4 – Localized corrosion rate analysis  

  Water condensation rate (mL/m2/s) 

Parameter  Unit 
Min 

0.2 mL/m2/s 
Average 

0.4 mL/m2/s 
Max 

0.7 mL/m2/s 

Average localized 
corrosion rate 

mm/year  1.56  2.09  2.99 

Max localized corrosion  mm/year  3.24  4.55  4.58 
         

Average feature depth  µm  396.8  532.8  762.2 

Max feature depth  µm  825  1160  1167 
         

Average feature 
diameter 

mm  0.64  1.46  3.18 
         

Arithmetic mean  µm  18.54  59.92  264.41 

Standard deviation  µm  37.26  141.56  313.86 

Root mean square  µm  41.62  153.72  410.39 

Skewness    ‐10.17  ‐5.14  ‐1.85 

Kurtosis    148.62  30.53  3.61 
         

Pitting density  cm‐2  4.90  12.36  16.12 

% area affected by 
localized corrosion 

%  6.15  20.86  72.13 

 

The following observations can be made regarding the extent of localized corrosion: 

 As in Test# 1, the influence of the WCR is clear. Feature depth, pitting density, diameter 

and percentage of the area affected by localized corrosion increase with WCR. 

 At high WCR, corrosion features are large and form mesa‐type attack (large pits with flat 

bottoms). The metal surface  is so extensively corroded than the corrosion attack could 

be labeled uniform. 



 

 

 The  tr

while t

Figure 12

end of skewn

they tend to c

24: Test #4 ‐ F

ness and kur

coalesce at h

Low con

Medium c

High con

Feature dept

rtosis  factor s

igher WCR (F

ndensation (0

ondensation 

ndensation (0

h distribution

show  that pit

Figure 124). 

0.2 mL/m2/s)

(0.4 mL/m2/s

0.7 mL/m2/s)

n over the ent

ts are  isolate

s) 

tire scanned 

ed under  low

steel surface

194 

w WCR 

 

 

 



195 

 

 

Figure 125 shows the comparison between the pit depths results obtained for the short 

term experiments performed with weight loss samples in similar conditions. As for Test #1, the 

localized  corrosion  rates  (or more precisely  the  steel penetration  rates) are about  four  times 

lower after 99 days of exposure as compared to 21 days of exposure. The presence of acetic acid 

does not modify the overall trend although the feature depth is significantly higher, as shown in 

the next section. 

 

 
Figure 125: Test #4 ‐ Comparison between short and long term experiments 

Influence of the condensation rate on the pit/mesa depth 
 

4.4.3 Summary 

This section presents a summary of the experimental results obtained with the “flat slab” 

test section as well as some main comments of the effect of the WCR, the gas temperature and 

the presence of acetic acid on the extent of localized corrosion at the top of the line. 
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 Proof of concept 

The “flat slab” test section, equipped with a steel insert, was successful in simulating TLC 

without obvious  edge  effects  and  in  capturing  the  effect of  the  condensation  rate.  Localized 

corrosion could be very clearly observed on the steel surface and correlated to the WCR. On the 

cooled section, pits still seemed to be growing in depth with time and also forming large clusters 

with mesa attack characteristics. These observations are in agreement with field observation of 

TLC. 

 Influence of the presence of acetic acid 

The presence of 1000 ppm of undissociated acetic acid did not completely change the 

picture as compared with the baseline test (Figure 126).  

 
Figure 126: Influence of the acetic acid concentration and condensation rate 

 

However, the extent of the corrosion attack was more severe due to the presence of the 

acetic acid. This is expected since the presence of an additional acid in solution decreases the pH 
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of the condensed water, acts as a buffer (with related acetate) with regard to hydrogen ions and 

increases  the  solubility  of  FeCO3.  Average  and maximum  pits  depths  are  also  consequently 

higher in the presence of organic acid. 

Statistical parameters are consistent with a wide variation  in corrosion  feature depth, 

especially at high WCR (Figure 127 b)) and the presence of deep but isolated pits at lower WCR 

((Figure  127  f)).  The main  effect  of  the  presence  of  acetic  acid  is  seen  at  high WCR  on  the 

average  feature  diameter  and  the  percentage  area  of  the  steel  surface  affected  by  localized 

corrosion ((Figure 127 c) and e)). Since the solution is more aggressive, pits seem to cluster more 

easily and mesa type attack is more wide spread. The decrease in pitting density with acetic acid 

((Figure 127 d)) is due to the increase in feature size. 
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Pit depth  Root mean square 

% area affected localized corrosion  Pit density 

Average feature diameter  Kurtosis factor 

Figure 127: Influence of the acetic acid concentration and the water condensation rate 
Summary of results 
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 Effect of temperature  

This section presents a comparison of the experimental results obtained at different gas 

temperature (62, 42 and 25°C). The tests were performed without acetic acid.  

Figure 128 shows the effect of the water condensation on the localized corrosion rates 

for  several  experiments  performed  at  gas  temperatures  varying  from  25  to  62°C.  The water 

condensation rate depends on the gradient of temperature between the outside environment 

(steel  surface)  and  the  bulk  gas.  Consequently,  the  effect  of  water  condensation  and  steel 

surface or gas temperature cannot be treated separately. The following comments are made: 

 Low water  condensation  rate  is often  associated with high  steel  surface  temperature 

(small  gradient  of  temperature)  and  leads  to  the  formation  of  an  adherent  and 

protective FeCO3 layer. At very low gas temperature, kinetics of FeCO3 formation are not 

favored, but  super  saturation  is  still  easily  reached due  to  the  relatively  low  rate  for 

condensed water renewal. FeCO3 can precipitate and pits can  initiate but do not seem 

to progress with time. 

 High water condensation rate  is often associated with  lower steel surface temperature 

(larger gradient of temperature). Two sub‐cases are then identified: 

o If  a  partially  adherent/protective  FeCO3  layer  forms  (due  to  moderate  steel 

temperature), localized corrosion is initiated and can be very severe. 

o If the steel temperature is too low to form an adherent corrosion product layer, 

localized corrosion cannot be initiated and the corrosion is uniform. 

 At  lower  gas  temperature,  high  WCRs  are  difficult  to  achieve,  as  the  water  vapor 

pressure  is  lower.  However,  for  a  fixed  WCR,  the  average  and  maximum  localized 

corrosion rates are only marginally higher at higher temperature.   
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Figure 128: Effect of the gas temperature and the WCR on the localized corrosion rate 

 
 

The main  influence of  the gas  temperature  is seen  in  the percentage area affected by 

localized corrosion, which increases very rapidly with WCR at lower temperature (Figure 129 c)). 

The corrosion attack switches  from  localized  to uniform over a small variation of WCR. This  is 

reflected by  an  increase  in  FeCO3  solubility  at  low  temperature  and  the difficulty  to  form  an 

adherent and protective corrosion product layer. 

The maximum feature diameter is similar in all conditions tested but the features will be 

correspondingly deeper at higher temperature (Figure 129 a) and e)). 

There  is  also  a  logically  greater  variation  in  the  feature  depth  distribution  at  higher 

temperature (Figure 129 d)) since the features are often deeper and more isolated than at lower 

temperature.   
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Figure 129: Influence of the gas temperature and the water condensation rate 
Summary of results 
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CHAPTER 5 DIRECT OBSERVATION OF THE CONDENSATION PROCESS  

5.1 Objective 

The objective of this section is to discuss the implementation of various methods and to 

qualitatively and quantitatively characterize the interaction between condensation pattern and 

corrosion attack. More specifically, this constitutes an  investigation of the  interaction between 

the  presence  of  droplets  of  condensed  water  and  the  extent  of  the  corrosion  attack.  The 

hypothesis  is  that,  in  dropwise  condensation mode,  the  droplet will  always  tend  to  form  at 

specific  locations on  the  steel  surface  (broken  corrosion product  film or  location with higher 

surface roughness). These  locations would suffer from high condensed water renewal rate and 

lead, inevitably, to severe localized corrosion. 

5.2 Indirect indication of the presence of droplets of condensed water 

Although the parametric study produced valuable information about the mechanisms of 

TLC, it was flawed in the sense that the specific design of the test section was not ideally suited 

to capture the effect of the condensation rate. As shown in Figure 33, edge effects between the 

flat  sample  and  the  curved  pipe wall  lead  to  artificial  accumulation  of water  on  the  sample 

surface. The  influence of the rate of droplet renewal was masked by this effect. However, this 

situation  is very representative of what would happen when a droplet  is “trapped” and at the 

same time constantly renewed with freshly condensed water. Figure 130 shows a few examples 

of these cases where indications of the presence of droplets are very clear. Areas of the sample 

surface  affected  by  the  accumulation  of  condensed  water  show  evident  signs  of  severe 

corrosion: 

 FeCO3 either heavily cracked or no existent, and evidence of Fe3C   

 Steel surface under the corrosion layer product layer uniformly corroded at a high rate 
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Table 19 shows the evolution of the depth of the artificial indentation with time on both 

upstream  and  downstream  sections.  It  appears  that  the  indentation  located  on  the  section 

exposed  to  the  low condensation rate did not grow at all. On  the downstream cooled section 

(corresponding  to a WCR of 0.7 mL/m2/s),  the depth of  the  indentation  increased by 184 µm, 

but  that  corresponds  also  to  a  somewhat  lower  corrosion  rate  (0.68 mm/year)  than  on  the 

surrounding areas (3.63 mm/year).  

There was, therefore, no preferential corrosion inside the artificial indentations. 

 

Table 19: Test #4 ‐ Corrosion analysis on the artificial holes 

 

Initial 
depth 

Final 
depth 

Pit 
growth 

Pit 
growth 
rate 

Average 
pit depth 

on 
section 

Average 
corrosion 
rate on 
section 

µm  µm  µm  mm/year  µm  mm/year 

Upstream section 
Low condensation rate 

1842  1856  14  0.05  681  2.51 

Downstream section 
High condensation rate 

2193  2377  184  0.68  983  3.63 

 

5.7 Summary 

It  is  clear  from  the  experiments  performed  that,  once  the  initial 

nucleation/growth/coalescence cycle  is completed,  larger droplets always seem to form at the 

same location on the steel surface. Once they reach their maximum size, they leave the location 

(either by falling or sliding along the pipe), leaving a thin liquid layer behind, where condensed 

water  then  accumulates  preferentially.  The  steel  surface  between  large  droplets  is  usually 

wetted by a thin continuous liquid film.  
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However,  the presence or  absence of  a  large droplet on  the  steel  surface  cannot be 

correlated directly to the extent of corrosion occurring underneath: 

 In case of high water condensation rate, severe localized corrosion happens everywhere 

on  the  steel  surface,  irrespective  of  where  the  large  droplets  are.  Underneath  the 

droplet,  the  corrosion  features  are  larger  but  seem  to  progress  at  the  same  rate  as 

anywhere else on the steel surface. 

 In  case of  low  condensation  rate,  isolated pitting  could  still be observed on  the  steel 

surface but no correlation with the presence of a large droplet could be validated. 

 Artificial “water traps” do not promote higher localized corrosion. 

 The extent of corrosion is controlled by the rate of water condensation and the overall 

aggressiveness of the environment (CO2, acetic acid). 
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CHAPTER 6 CHARACTERISTICS OF LOCALIZED FEATURES AT THE TOP OF THE LINE 

6.1 Objective 

The objective of this chapter is to study the very peculiar morphology of typical localized 

TLC  features  in  order  to  gain  insight  into  how  localized  corrosion  is  initiated  and  how  it 

progresses.  

6.2  Methodology 

A flow  loop experiment was performed with the  intent of collecting  information about 

localized corrosion characteristics. The experiment was performed using the flat slab equipped 

with corrosion probe ports  (Figure 36). The  test conditions  (Table 10) were  selected  for  their 

aggressiveness, in order to ensure that large localized features would be created. 

 

Table 20: TLC feature characteristics study ‐ Test conditions 

Parameters  Value 

Steel type  X65 

Tg (°C)  70 

Total pressure (bar)  4.3 

pCO2 (bar)  4 

pH2S (bar)  0 

Water condensation rate (mL/m2/s)  0.4‐0.6 

Undissociated HAc (ppm)  0 

Gas velocity (m/s)  2.5 

Corrosion measurement  Weight loss sample 

Exposure time (days)  21 
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CHAPTER 7 DESCRIPTIVE MODEL OF LOCALIZED CORROSION AT THE TOP OF THE LINE 

7.1 Objective 

Based on  the  experimental data,  a new modeling  approach  for  the prediction of  the 

localized attack in a top of the line corrosion scenario is proposed. 

7.2 Literature review 

A full description of the  literature review related to the modeling of the condensation 

and  corrosion  processes  is  shown  in  Appendix  B.  The  latest  developments  related  to  the 

understanding of the localized corrosion mechanism in sweet environment, albeit not pertaining 

to TLC, are also presented. 

7.2.1 Water condensation rate (WCR) prediction 

7.2.1.1 Average WCR calculations considering water dropout  

The way most commercial flow assurance software predicts a WCR is by calculating the 

overall heat loss over a small section of pipe, creating a temperature gradient profile, and then 

calculating how much water drops out from the vapor over this section of pipe. The saturation 

level  of  water  carried  in  the  gas  phase  is  specifically  modeled;  any  reduction  in  its  vapor 

pressure is presumed to be due to water condensing out of the system on the upper pipe wall.  

Only  the  upper  half  of  the  pipe  area  is  considered  for  the water  condensation  rate 

calculations. The equation below is only valid for small sections of pipes: 










 


Total
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vap
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vap

gas

water
gas P

PP
ALM

MmWCR 2
Eq (7‐1) 

With  WCR: Water condensation rate [kg/m2/s] 

mgas: Gas mass flow rate [kg/s] 

Mgas and Mwater: Molecular weight of gas phase and of water [kg/mol] 
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Pinvap and P
out

vap: Vapor pressure at the inlet and outlet of the pipe section [bar] 

A/2: Half of pipe perimeter [m] 

L: Pipe length of the section considered [m] 

The water that drops out  is assumed to be the  total amount of condensed water, but 

the pipeline  is  a dynamic  system  and  the  gas phase  cools more  rapidly  than  the bulk  liquid. 

Therefore, while  some water  vapor  condenses  at  the  cold  steel  surface,  some  liquid water 

should  also  evaporate  at  the  warmer  bulk  liquid  interface.  The overall  rate  of  water 

accumulation that the above method calculates is actually the water condensed from the vapor 

minus the water that evaporates from the bulk liquid. This approach does not separate the two, 

and, consequently, can under‐predict  the actual water condensation  rate happening  locally at 

the top of the pipe. 

7.2.1.2 Local WCR calculations considering dropwise condensation theory    

The phenomenon of dropwise condensation (as opposed to filmwise condensation) has 

been studied extensively over the past sixty years.  It can be described  in terms of a four‐stage 

scenario [99]: nucleation, growth, coalescence and removal. It  is now commonly accepted that 

nucleation is an essential feature of dropwise condensation and that the existence of a thin film 

of  liquid between  the droplets  is not necessary  [100]. An excellent  review paper summarizing 

the early  findings  in  terms of mechanism and modeling was published by Rose  [101]  in 2002. 

Rose has published several papers on the subject of dropwise condensation [102‐104] over the 

past  thirty years. As dropwise condensation  is a  random process,  the common approach  is  to 

calculate the heat flux through a single droplet and to integrate the expression over an average 

distribution of drop sizes: 
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max

min

)()(
r

r
drrNrqQ Eq (7‐2) 

With:  Q: Total heat flux (W/m2) 

  q(r): Heat flux through an individual droplet of radius r (W/m2) 

  N(r)dr: Number of drops per area with radius between r and r+dr (m‐2) 

  rmax and rmin:  maximum and minimum radii of droplet (m) 

The total heat flux includes the heat transfer due to the phase change and the presence 

of non‐condensable gas. It has been reported that the main resistance for heat transfer comes 

from the presence of non‐condensable gas [105‐107]. The relationship between total heat flux 

and condensation rate can be stated in the following way [83]: 

  fg
g
i

g
bgcg HWCRTThQQQ  Eq (7‐3) 

with:  Q: Total heat flux (W/m2) 

  Qg: Heat flux through the gas boundary layer (W/m2) 

  Qc: Latent heat flux released by the phase change (W/m2) 

  hg: Heat transfer coefficient in the gas boundary layer (W/m2/K)   

   gig
b TT  : Temperature difference between bulk and vap/liq interface (K) 

  WCR: Water condensation rate (kg/m2/s) 

  Hfg: Latent heat of evaporation/condensation (J/kg)
 

A  full  description  of  the methodology  developed  for  the  heat  transfer  derivation  in 

dropwise condensation is presented in APPENDIX D. 

  In 2007, Zhang [83] adapted the dropwise condensation theory to a pipeline situation 

in which  the presence of droplets of  condensed water was  clearly  identified  (top of  the  line 

corrosion). It  is  important to mention that dropwise condensation  is believed to happen at the 
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11  to 1 o’clock position  in  the pipeline while  the  reminder of  the surface  is more  likely  to be 

subject to filmwise condensation. Zhang added a mass balance of the water in order to calculate 

the condensation rate:  

   )()( g
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g
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bgg TPTP

MP
MxxWCR  

 

Eq (7‐4) 

With:  WCR: Water condensation rate (kg/m2/s) 

  βg: Mass transfer coefficient in the gas boundary layer (m/s) 

  xb
g: Mass fraction of water vapor in the bulk gas flow (kgv/kgg) 

  xi
g: Mass fraction of water vapor at the gas‐liquid interface (kgv/kgg) 

  ρg : Density of gas (kgg/m
3) 

  Mw and Mg: Molecular weight of the water and the gas mixture (g/mol) 

  PT: Total pressure (Pa) 

  Psat: Saturation pressure as a function of temperature (Pa) 

Zhang  also  improved  the  calculation of  the maximum droplet  radius by performing  a 

force balance on a single droplet. He could then calculate the condensation rate by solving the 

equations above using an iterative method. This new approach is also able to take into account 

the effect of non‐condensable gas. A mechanistic  corrosion model described  in  the  following 

section  was  then  adapted  by  Zhang  to  the  condensation  scenario  in  order  to  predict  the 

corrosion rate. 

In  summary,  the  dropwise  condensation  approach  calculates  a  local WCR, while  the 

water dropout approach (Section 7.2.1.1) calculates an overall water accumulation rate (or a net 

water  condensation  rate). The  dropwise  condensation  approach  likewise  only  considers  the 

water  that  condenses  from  the  vapor  phase.  Since  the  calculations  are made  locally  at  the 
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surface of  the pipe,  the evaporation of water  from  the bulk  is not  taken  into account. This  is 

why dropwise condensation can calculate greater WCRs than the water dropout approach. 

 A significant difference between the two approaches should only exist when there is a 

considerable amount of produced water in the pipe. The heat carried in the water is much larger 

than  in the gas and  it will prevent the fluid from rapidly cooling, acting as a constant source of 

water vapor.  If there  is  little  liquid water produced  in the  line, the fluid will cool down rapidly 

and the influence of evaporation will be reduced. 

7.2.2 Corrosion mechanisms under dewing conditions 

Some  sections  of  this  chapter  are  taken  directly  or  slightly  adapted  from  one  of  the 

author’s publications [47]. 

7.2.2.1 Empirical and semi empirical modeling of top of the line corrosion  

The  first attempt  to model TLC was made  twenty years ago by Olsen et al.  [64]. They 

found  that  the competition between  the corrosion and  the condensation  rates controlled  the 

FeCO3  saturation  level  and,  consequently,  the  extent  of  the  corrosion  attack.    At  high 

temperature (70°C) and low condensation rate, a dense and protective FeCO3 is favored to form 

rapidly. At high condensation rate, the saturation in FeCO3 is more difficult to obtain due to the 

rate of fresh water renewal.  

DeWaard et al. [108] proposed the first modeling approach to TLC based on his widely 

used full pipe flow empirical equation. DeWaard introduced a correcting factor Fcond=0.1 in order 

to adapt his model to condensation conditions for condensation rates below an experimentally 

determined  critical  rate  of  0.25  mL/m2/s.  The  correlation  proposed  by  DeWaard  gives  an 

extremely conservative prediction. It is listed below: 
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 Eq (7‐5) 

With   pCO2: Partial pressure of CO2 (bar) 

Tk: Temperature (K) 

Fcond: 0.1 

CR: Corrosion rate (mm/year) 

In  2000,  a  new model was  proposed  by  Pots  et  al.  [60] which  aimed  at  taking  into 

account the competition between the scale formation rate linked to the iron dissolution and the 

condensation  rate.  The  so  called  “supersaturation model”  is  based  on  the  calculation  of  the 

concentration  of  iron  at  saturation  under  film‐forming  conditions.  The  corrosion  rate  CR, 

calculated using the formula below,  is equated with the precipitation rate PR, calculated using 

an equation developed by Van Hunnik et al. [109]. The concentration of Fe2+ which is present on 

both sides of the equations (Eq (7‐6) and Eq (7‐7)) is calculated and re‐inserted in the corrosion 

rate equation. 
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With  CR: Corrosion rate (mm/y) 

  WCR: Water condensation rate (g/m2/s) 

  ρw: Water density (g/m3) 

  [Fe2+]supersat: Iron concentration at FeCO3 saturation (mol/L) 

  MFe: Iron molecular weight (55.847 g/mol) 

  ρcarbonsteel: Density of a typical carbon steel (7860000 g/m
3) 
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Eq (7‐7) 
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With  PR: Precipitation rate converted in mol/m2/s 

  Ap: Constant 

  Ea: Activation energy (KJ/mol) 

  R: Ideal gas constant (J/K/mol) 

  T: Temperature (K) 

  s: FeCO3 saturation 

  Ksp: FeCO3 solubility product (mol2/m2) 

A  complete  chemistry  analysis,  including  the  electro‐neutrality  equation,  the 

dissociation equations and  the CO2 solubility, also needed  to be  implemented. Pots et al.  [60] 

emphasized the importance of correctly evaluating the condensation rate in order to accurately 

predict the corrosion rate. However, no clear guidelines on how to calculate it are provided. 

More recently, in 2007, Nyborg et al. [110] developed a new empirical equation for TLC 

prediction  through  experimental work.  It  is  based  on  the  concept  that  TLC  is  limited  by  the 

amount of iron which can be dissolved in the thin film of condensing water. According to Nyborg, 

the TLC rate can be modeled as proportional to the water condensation rate, the iron carbonate 

solubility and a  supersaturation  factor. The empirical equation  is displayed below and  is valid 

only for low acetic acid content (<0.001 Mol/L), low to medium carbon dioxide partial pressure 

(<3 bars) and no H2S: 

  )09.05.12(004.0 2 TFeWCRCR   Eq (7‐8) 

 

With   CR: Corrosion rate (mm/y) 

  WCR: Water condensation rate (g/m2/s),  
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  [Fe2+]: Solubility of iron ions (ppmw) 

  T: Temperature (°C) 

Nyborg notes that the solubility of iron ion is a function of temperature, total pressure, 

CO2  partial  pressure  and  glycol  concentration,  and  calculates  this  with  an  in‐house  pH  and 

solubility program. Although no detail  is provided on how the condensation rate  is calculated, 

Nyborg  stresses  the  importance of predicting an accurate condensation  rate, as  it will have a 

much more pronounced effect on TLC than, for example, the CO2 partial pressure 

7.2.2.2 Mechanistic modeling of top of the line corrosion 

As detailed below, a fair amount of research and modeling work has been done on TLC. 

It should be noted  that  these works pertain almost exclusively  to sweet  (CO2 dominated) TLC 

and that no serious attempt to model sour (H2S dominated) TLC has been performed to date. 

In 2002, Vitse et al.  [75‐77] completed a  thorough experimental and  theoretical study 

on TLC due  to  carbon dioxide. Condensation and  corrosion experiments were  conducted  in a 

large scale 4” ID flow loop. Vitse developed two models and adapted them to a top of the  line 

scenario:  a mechanistic  film‐wise  condensation model  based  on  Nusselt  theory  and  a  semi‐

empirical corrosion model. The condensation model has a sound mechanistic approach and  is 

based on the assumption that a continuous film of  liquid covers the steel surface at the top of 

the  line  (film‐wise  condensation).  Vitse  acknowledges  that,  while  this  approach  is  valid  to 

estimate the condensation rate on the side of the pipe, it is not ideal to cover the condensation 

process happening at  the  top  (11  to 1 o’clock position), which  is drop‐wise.  It has  also been 

reported by other authors that the condensation process in TLC is drop‐wise condensation [37]. 

Nevertheless,  the  corrosion  model  constituted  a  considerable  breakthrough  in  the 

understanding of the mechanisms involved in TLC. Once the value of the condensation rate was 
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The liquid film thickness is assumed to be constant and is not linked to the condensation 

rate. Vitse calculated it with the following equation: 

 
5.0















glg 
 Eq (7‐10) 

 

With  g: Gravitational acceleration (m/s2)   

  σ: Surface tension (N/m) 

  ρl and ρg: Liquid and gas density respectively (kg/m
3) 

The  corrosion  rate  is  first  calculated  using  the  electrochemical model  developed  by 

Nesic et al.  in 1996 [25]. This mechanistic model takes  into account the chemistry of the  liquid 

(i.e. pH, CO2 solubility, etc) and the electrochemical reactions but does not cover the  influence 

of the FeCO3  layer formation. The computational procedure gives the change  in pH as the  iron 

concentration  increases,  and  the  corresponding  corrosion  rate  is  calculated,  allowing  the 

prediction of  the new concentration of  iron  ion at  the next  time step. The  iteration continues 

until no further change  in the  iron  ion concentration  is computed. Vitse modified his corrosion 

equation in order to include the influence of corrosion product film on the corrosion rate once 

the saturation  in FeCO3  is reached.  It was done by  introducing an empirical correcting factor K 

which would  represent  the covering effect of  the FeCO3  film, underneath which no corrosion 

would  occur.  This  factor was  determined  experimentally  but was  correlated with  the  scaling 

tendency (ratio of corrosion and precipitation rate). 

    


 2
2
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1 FeWCRPRKCRK
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Eq (7‐11) 

 

With  Fe2+: Concentration of iron ion (mol/m3) 
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  T: Time (s) 

  CR: Corrosion rate (mol/m3/s) 

  PR: Precipitation rate (mol/m3/s) 

  WCR: Water condensation rate (m3/m2/s) 

  δ: Liquid film thickness (m) 

  K: Covering factor 

The  iteration procedure described above was used again until no significant change  in 

Fe2+  concentration  could  be  calculated.  Vitse’s method  gave  insight  into  how  to model  TLC 

phenomena and it constitutes a considerable improvement in the understanding of TLC without 

being a fully mechanistic corrosion model. 

In 2007, Zhang et al. [83] published the first fully mechanistic approach on TLC modeling. 

The model covers  the  three main processes  involved  in  top of  the  line corrosion phenomena: 

dropwise condensation, chemistry  in  the condensed water and corrosion at  the steel surface. 

Since  the  condensation  approach  is  drop‐wise,  the model  is  valid  only  for  the  11‐1  o’clock 

position  in a pipeline. The condensation model  is based on the heat and mass transfer theory 

and  the  approach  is  described  in more  detail  in  the  previous  chapter.  The  chemistry  of  the 

condensed  liquid  is established  through  standard chemical and  thermodynamic equations  [9]. 

The  corrosion model  is  adapted  from  the mechanistic  CO2  corrosion  approach  developed  by 

Nordsveen et al.  [26] and Nesic et al.  [111‐112]. Zhang stated  that,  from a statistical point of 

view,  every  point  on  the metal  surface  has  the  same  probability  of  being  covered  by  liquid 

droplets and, consequently, the entire surface is subject to uniform corrosion. This simplifies the 

mathematical  approach  from  a  three‐dimensional  situation  (semi‐hemispherical droplet)  to  a 

one‐dimensional situation (liquid layer), as shown in Figure 153. 
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With  Ci: concentration of species i (mol/L), 

  ε: volumetric porosity of the film, equal to 1 outside the corrosion layer, 

  κ:  Surface permeability of the film, equal to 1 outside the corrosion layer, 

  Di: Molecular diffusion of species i (m2/s), 

  Ri: source or sink of species i (mol/L/s), 

  t: time (s), 

  x: spatial coordinate (m). 

The porosity ε  is calculated through a mass balance conducted on FeCO3 and by using 

the Van Hunnik equation [109] for FeCO3 dissolution/precipitation rate:  

3
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FeCO R
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Eq (7‐13) 

With  MFeCO3: Iron carbonate molecular weight (kg/mol) 

  ρFeCO3: Iron carbonate density (k/m
3) 

  RFeCO3: Iron carbonate precipitation rate (mol/m3/s) 

The  flux  of  species  participating  in  the  corrosion  reactions  is  calculated  with  the 

following equation: 

Fn
i

N
j

j
j  Eq (7‐14) 

 

With   ij: current density for species j (A/m
2) 

  nj: number of electrons exchanged for species j 

  F: faraday number (A.s/mol) 

  Ni: Flux of species j (mol/m2/s) 
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The  current  density  of  each  corrosive  species  can  be  expressed  as  a  function  of  the 

potential at the metal surface: 

b
EE rev

ii



 100  

Eq (7‐15) 

With  i0: exchange current density, 

  Erev: reversible potential, 

  b: tafel slope. 

Zhang stated that the growth of the droplet  is simulated by controlling the position of 

the vapor/liquid interface (vapor/liquid boundary layer) as shown in Figure 154. 

 

 
Figure 154: Schematic of the corrosion calculations in a growing droplet 
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calculated at each time step 
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Zhang’s  approach  represents  the most  advanced  attempt  to model  the mechanisms 

involved  in  TLC  to  date.  It  takes  into  account  the most  important  parameters  in  CO2  TLC: 

condensation rate, gas temperature, CO2 partial pressure and acetic acid concentration.  

Remita et al. [113] also extended the work proposed by Vitse et al. [77] and developed a 

model  for  CO2  corrosion  under  a  thin  liquid  film.  It  follows  a mechanistic  approach  for  the 

chemical and electrochemical side of the phenomena but assumes a homogeneous composition 

within the film. Like Vitse, Remita  introduces a covering factor θ  in order to take  into account 

the effect of FeCO3 film formation, this factor being difficult to obtain.  

Finally, overall guidelines on sweet and sour TLC prediction were proposed by Asher et 

al.  in 2011  [114]. The  importance of modeling  the chemistry and  the physics of  the corrosion 

process was  stressed. The corrosion model  is based on  the  concept  that, at  steady  state,  the 

corrosion flux (flux of  iron  ions away from the surface)  is equal to the FeCO3 precipitation flux 

(i.e., flux of iron ions required to form the corrosion product layer). No specifics were given on 

the algorithm or equations used.  

7.2.2.3 Modeling of localized corrosion 

Even though great progress has been made over the years  in the understanding of the 

TLC mechanisms, none of the models thus far tackle the occurrence and prediction of localized 

corrosion in TLC.  

The  top of  the  line  is not  the only situation where  localized corrosion  is encountered. 

Actually, a  lot of  research has already been undertaken on  the  study of mesa attack  in single 

phase flow (a situation related to the bottom of the line). One of the first experimental studies 

on mesa attack  [116] was conducted  in 1998. The  initiation and growth of  the  local attack on 

carbon steel was monitored with a video camera.  It was found that a prerequisite of any  local 
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actually much higher than the pH in the bulk, leading to the formation of thin iron oxide (Fe3O4) 

film. This layer could provide an explanation for the significant increase in potential of the film‐

covered “passive” surface and the establishment of a galvanic cell with the active site of the pit. 

However, the existence of the iron oxide film has been debated, as attempts by several authors 

to identify the oxide layer were inconclusive at best [121, 123]. 

In 2008, Amri [85, 86], performed similar experiments  in an effort to relate pit growth 

and environmental conditions, especially  in  the presence of acetic acid.  It was  found  that  the 

growth of the pit was related to the depletion of the acetic acid concentration inside the pit. It 

was also stated that the growth should stop once the pit reaches a certain depth. Many of the 

observations made by the author were typical of a TLC scenario and were put forward to explain 

TLC  stabilization. Consequently,  this  study constituted  the  first attempt  to adapt  the  localized 

corrosion process to top of the line corrosion. 

One of  the objectives of  this research work  is  to develop a mechanistic model  for  the 

prediction of  localized  corrosion  in a TLC  scenario. This model  is based on previous modeling 

works  mentioned  in  the  literature  review  and  on  the  knowledge  acquired  throughout  the 

experimental  test matrices. The approaches and assumptions  selected  so  far are discussed  in 

the section below. 

7.3 Descriptive model of localized TLC 

7.3.1 Summary of experimental observations 

The  experience  gathered  through  the  different  experiments  performed  on  this  topic 

highlight  the  following general comments on  the  characteristics of  localized  corrosion  in CO2‐

dominated TLC:  

 Three main “modes” of corrosion are observed in CO2‐dominated TLC: 
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1. Little to no corrosion, neither uniform nor localized, is encountered due to the presence 

of a protective FeCO3 layer on the entire steel surface area.  

This case is often observed if the environment is not very aggressive (mainly low 

WCR  and  acetic  acid  content  but  also  low  CO2  partial  pressure)  and  if  the  steel 

temperature is high. 

2. Localized  corrosion,  with  varying  rates,  occurs  on  the  steel  surface,  which  is  only 

partially covered with protective FeCO3.  

This  case  is encountered at moderate and high WCRs and  in  the presence of 

acetic acid. The steel can have a 15‐25°C  temperature difference with  the gas. Pitting 

rates can reach several mm/year, depending mainly on the steel temperature, and the 

bottom of the pit is often “FeCO3 free”.  

3. Uniform  corrosion,  affecting  the  entire  steel  surface  area,  can  also  be  observed.  

This case occurs at very  low steel  temperature  (or/and very high WCR). Some  type of 

non‐protective, non‐adherent FeCO3 layer can form. The steel corrodes uniformly but at 

a low rate due to the low steel temperature. 

 There is no significant correlation between the mere presence of a droplet and the extent of 

corrosion. Although droplets of condensed water always form at the same  location on the 

steel surface, no localized corrosion was observed in a number of cases. The steady supply 

of  freshly  condensed  liquid  (i.e.,  corrosive  liquid)  seems  to  be  the  main  parameter 

responsible for the loss of protectiveness of the FeCO3 layer. 

 The  occurrence  of  localized  corrosion  is  linked  to  the  presence  of  a  semi‐protective 

corrosion  product  layer.  Pits  observed  are  usually  surrounded  by  areas  that  are  not 

corroded and covered with very dense and tightly packed FeCO3 crystals. As the corrosion 
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process develops, pits grow  laterally and  in depth, undermining  the FeCO3  layer.  Isolated 

pits tend to coalesce and form large localized corrosion features. 

7.3.2 Model basis  

The corrosion features observed in the field can be so large than the corrosion process is 

often referred to as a “localized uniform corrosion”  instead of as purely “localized corrosion”. 

In  the  first  case,  the  corrosion mechanism  is driven by  the  corrosiveness of  the  solution and 

therefore by the process of water condensation. In the second case, it is driven by a difference 

of  potential  between  bare  steel  and  steel  covered  with  corrosion  product  film.  These  two 

scenarios are discussed briefly below. 

1. Localized  corrosion  ‐  Galvanic  corrosion  approach:  this mechanism  involves  a  damaged 

“protective”  film  and  a  difference  in  potential  between  the  exposed  steel  and  the 

surrounding  area  covered  by  the  corrosion  product.  The  ensuing  galvanic  effect  is  the 

driving  force  for  the  corrosion  attack.  The  mechanism  developed  by  Han  [120,  122] 

identified the presence of a thin iron oxide (Fe3O4) film between the FeCO3 layer and metal 

surface, establishing a galvanic cell with the active site of the pit. The existence of this oxide 

layer has been debated and the potential difference could simply be due to the presence of 

FeCO3 [123]. Several attempts were made in order to confirm the presence of this “layer” on 

the  FeCO3‐covered  area  and  its  absence  at  the bottom of  the pit with  TLC  steel  samples 

(Figure  157).  They were  performed  by  cutting  a  thin  slice  of material  at  the  steel/FeCO3 

interface  of  a  cross  section  with  a  Focused  Ion  Beam  (FIB)  followed  by  analysis  of  the 

element  distribution  with  a  Transmission  Electron  Microscope  (TEM).  However,  these 

attempts were not successful due  to  technical difficulties  related  to  the  large  thickness of 

the  FeCO3  layer  and  the  size  of  localized  features  typical  for  TLC.  Simple  line  EDS  scans 
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performed on cross  sections  for  this  study  (Figure 147) did not  reveal  the presence of an 

iron oxide layer, although the instrument would not be accurate enough to detect changes 

on a nanometer scale. 

 

 
 

Figure 157: Schematic representation of the galvanic corrosion approach 

 

In addition, this approach cannot be applied to the top of the line corrosion for the 

main reason that the electrolyte  is not sufficiently conductive to “carry” the current at any 

significant level [124]. The condensed water is comprised of relatively low concentrations of 

HCO3
‐,  CO3

2‐  and OH‐ ions, which  are  set  by  the  chemistry  of  a  CO2  buffer.  Fe
2+  ions  are 

indeed  released due  to  the corrosion process but are also consumed by  the  formation of 

FeCO3.  The maximum  concentration  of  Fe2+  is  controlled  by  the  saturation  in  FeCO3  and 

cannot  reach more  than  200‐400  ppm  of  “free”  Fe2+  ions  in  solution  depending  on  the 

temperature. Examples of the maximum concentration of Fe2+ ions, which can be present at 

FeCO3  saturation,  are  shown  in  Figure  158  and  Figure  159  at  two  different  steel 

temperatures (25 and 70°C). Any galvanic effect is consequently disregarded in the modeling 

approach. 
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in specific places on the metal surface but this scenario is not required to lead to high levels of 

localized corrosion.   

7.3.3 Model overall narrative 

The  following narrative  is  then proposed  to  explain  the  initiation  and propagation of 

localized corrosion in a sweet TLC environment. It is inspired by an approach originally proposed 

by Olsen [64]. 

1. The  first drop of water  condensing on  the  steel  leads  to uniform  corrosion on  the metal 

surface. The corrosiveness of the water slowly reduces with time as Fe2+ ions accumulate in 

solution leading to an increase in pH. Fe3C is left behind as the product of the ferrite phase 

dissolution. 

2. If  FeCO3  saturation  is  never  reached  (due  to  low  steel  temperature,  high  organic  acid 

content and/or high condensation rate), the corrosion  is uniform and the rate  is constant, 

controlled by the corrosion reaction kinetics. 

3. If the FeCO3 saturation level reaches one (or a slightly supersaturated level), FeCO3 crystals 

begin to precipitate and the uniform corrosion further decreases due to limitations in mass 

transfer  through  the corrosion product  layer. Higher condensation rates  increase  the  time 

needed  to  reach  saturation  and  the  steel  is  consequently  exposed  to  the  corrosive 

environment for a longer time. 

4. Since the uniform corrosion rate  is now  low and fresh water  is constantly added, the bulk 

liquid phase can become  slightly under‐saturated,  leading part of  the  layer  to  re‐dissolve. 

The steel surface can become segregated between areas well‐protected by the FeCO3 layer 

and areas suffering from “bare steel” corrosion.  
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5. The chemistry in the condensed liquid cannot change with time (or can only oscillate around 

the SSFeCO3  level), as  the excess Fe
2+  ions should rapidly either be consumed  to  form more 

FeCO3 or be diluted by the constant flux of condensed water. Consequently, the corrosion 

rate, or more accurately the flux of Fe2+ ions in mol/m2/s, becomes constant, controlled by 

the FeCO3 saturation.  

6. Unless  the  Fe2+  solubility  is  very  high  (due  to  low  steel  temperature,  high  organic  acid 

content and/or high condensation rate), the corrosion rate corresponding to a chemistry “at 

FeCO3 saturation” is sustainable only on part of the steel surface – hence becoming localized 

in nature.  

7. Active corrosion occurs preferentially in areas where the FeCO3 layer is damaged or on steel. 

FeCO3 precipitation also happens preferentially on sites already covered with FeCO3 crystals. 

The balance of  the  flux of Fe2+  ions  (from corrosion and dilution  in  the condensed water) 

controls how much of the steel surface can corrode actively and prevent any dissolution of 

the already formed FeCO3. It also controls whether the localized corrosion will propagate or 

cease. 

7.3.4 Localized TLC model development 

This  section  presents  the  details  of  the  model  of  “uniform  localized  corrosion” 

developed to describe the process of localized corrosion in sweet TLC environments. The model 

narrative was implemented in a Visual Basic for Application format and linked to the FREECORP 

platform which is described in APPENDIX E. 

The model is based on the following assumptions: 

 The maximum level of FeCO3 saturation inside the droplet cannot exceed a value of 10. 
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o This  means  that  the  droplet  pH  and  Fe2+  concentration  also  have  maximum 

“saturation” values set by the SSFeCO3. 

o In theory, SSFeCO3 cannot exceed one as FeCO3 should precipitate. However, practical 

laboratory  experience  shows  that  super‐saturation  values  of  5‐10  are  often 

sustainable, especially at high temperature [125].  However, higher levels of super‐

saturation can be maintained at lower temperatures. 

o As  a  consequence,  the  bare  steel  corrosion  rate,  corresponding  to  this  specific 

environment, is constant once the chemistry inside the droplet is stable. 

 On  the FeCO3‐covered  steel  surface, where  the corrosion  rate  is assumed  to be  zero,  the 

active  localized corrosion site experiences active corrosion. The electrochemical FREECORP 

model [126] is used to calculate the corrosion on these “FeCO3‐free” areas.  

 The  droplet  is  assumed  to  be  homogenous.  This  assumption  is  valid  except  close  to  the 

metal  surface  and  at  the  liquid/vapor  interface.  The  corrosion  model  FREECORP 

incorporates the gradient of concentration at the metal surface through the use of the mass 

transfer coefficient [126]. 

 The different chemical reactions  involved  in the CO2/H2O/CH3COOH system considered are 

listed in Section 1.3 (H2S is not considered in this section): 

7.3.4.1 Step 1 – Initial uniform corrosion 

The first droplets of condensed water  form at the steel surface due to the gradient of 

temperature  between  the  steel  and  the  vapor  phase.  The  vapor  condenses,  forming  small 

droplets, which rapidly coalesce to form larger droplets. The entire surface is wetted either by a 

thin film or by large droplets. 
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The  chemistry  of  freshly  condensed water  is  very  aggressive  and  the  steel  corrodes 

uniformly at a high rate  initially. The release of Fe2+  ions  in solution  leads to an  increase  in pH 

and  a  consequent  decease  in  corrosion.  The  dilution  effect  due  to  the  continuous  water 

condensation retards the rise in Fe2+ concentration. In theory, if the WCR is high enough, it could 

prevent  any  significant buildup of  the  Fe2+  concentration, but  this  is not practically observed 

(except at low temperature). 

Figure 161 represents the evolution of pH, SSFECO3 and corrosion rate during this  initial 

step. The FREECORP corrosion rate responds  to  the change  in bulk droplet pH but also  to  the 

rise  in Fe2+ concentration and  the  formation of a not yet protective FeCO3 on  the entire steel 

surface. 

 
Figure 161: Initial steps of uniform corrosion on “film‐free” steel surface 

Tsteel=35°C, WCR=1 ml/m2/s, pCO2=3 bars, SSFeCO3 max=10 
100% of the steel surface is corroded uniformly – No localized corrosion  

 

A mole balance  is performed on  the  Fe2+ ion  concentration  in order  to  represent  the 

evolution of the system: 

    


 2
2 1 FeWCRCR

dt
Fed

BareSteel
Eq (7‐16) 

4.0

4.2

4.4

4.6

4.8

5.0

5.2

0

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

0 0.01 0.02 0.03 0.04 0.05

p
H

C
o
rr
o
si
o
n
 r
at
e 
 a
n
d
 S
S 
Fe
C
O
3

Time / (days)

CR on bare steel surface mm/year

SS FeCO3

pH



254 

 

With:  Fe2+: Concentration of iron ion (mol/m3) 

 2Fed : Small change in Fe2+ concentration around the saturation value (mol/m3). 

t: Time (s) 

CRBare Steel: Corrosion rate calculated by Freecorp (mol/m2/s) 

WCR: Water condensation rate (m3/m2/s) 

δ: Liquid film thickness, assumed constant at 0.01 (m) 

The actual volume of the condensed water film has no impact on the determination of 

sustainability of  localized  corrosion. Consequently,  the  thickness of  the  liquid  film  is  set  at  a 

fixed value. 

7.3.4.2 Step 2 – Formation and breakdown of the FeCO3 layer 

Once  the  FeCO3  super  saturation  reaches  the  value  of  10,  the  concentration  of  Fe
2+ 

cannot rise any further and any additional Fe2+ ions released in solution precipitate as FeCO3 as 

it cannot exist as “free” solution. A distinction is made here between the “free Fe2+ ions” (which 

can  exist  freely  in  solution)  and  the  “excess  Fe2+  at  saturation”  (which  should  immediately 

precipitate).  It  is  understood  that  the  reaction  kinetics  play  an  important  role  and  that  the 

transition cannot be as sudden as proposed. 

The  FeCO3  layer  forms  at  the  metal  surface,  initially  uniformly  since  the  droplet 

chemistry  is assumed  to be uniform. This  is verified by experimental evidence which  shows a 

rather uniform FeCO3  layer covering the entire metal surface of a steel sample exposed to TLC 

for a short duration (1‐2 days). 
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The mole balance on the Fe2+ concentration becomes, with the maximum surface area 

affected by localized ALocalized corrosion being an unknown variable: 

   







 


2

2 1 FeWCRCR
A
A

dt
Fed

BareSteel
Total

Localized


Eq (7‐17) 

with  ALocalized: Area not protected by FeCO3 (bare steel) (m
2) 

  ATotal: Area wetted by droplet (m
2) 

The FeCO3 precipitation rate should also be taken into account as a sink of Fe
2+ ions. It is 

calculated using the equation developed by Sun [27]: 

)1( 


sKePR sp
RT
EB A

 and 
   

3,

2
3

2

FeCOspK
COFes

 
   Eq (7‐18) 

with  PR: Precipitation rate converted in mol/m2/s 

  B: Constant (28.2) 

  EA: Activation Energy (64850 J/mol) 

R: Ideal gas law (J/K/mol) 

  s: FeCO3 saturation 

The choice of the expression of the equilibrium constant governing the  iron carbonate 

precipitation/dissolution  (Ksp, FeCO3 )is also  important, as many empirical equations exist. Recent 

work proposed by Sun [27] suggests using the equation presented in Section 1.5. 

Taking  into account the precipitation rate, the mole balance on the Fe2+ concentration 

becomes: 

   







 


2

2

)1(
1 FeWCRPR

A
A

CR
A
A

dt
Fed

Total

Localized
BareSteel

Total

Localized


 

Eq (7‐19) 

 

with  PR: Precipitation rate (mol/m2/s) 
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Since the FeCO3 supersaturation is never allowed to exceed 10, the FeCO3 precipitation 

rate term has very little influence on the overall balanced equation. 

Whether or not the localized corrosion will initiate is the topic of the next section.  

7.3.4.3 Step 3 – Determination of the sustainability of localized corrosion 

Once the FeCO3 saturation reaches the value of 10, it is not permitted by the model to 

go further since  it  is assumed that any excess Fe2+  ions will be used for FeCO3 precipitation. At 

that point, the chemistry in the condensed water reaches its “saturation level” and the pH and 

the Fe2+ concentration become constant, as  is the  flux of Fe2+ generated by corrosion and the 

flux of Fe2+ “consumed” by precipitation.  

Any  buildup  of  Fe2+  concentration  above  the  saturation  value  translates  into 

overwhelming FeCO3 precipitation and the  impossibility of sustained  localized corrosion.  If the 

Fe2+ concentration oscillates around the saturation value, localized corrosion is possible.  

The steady state version of Equation Eq (7‐19) can be used as the criterion to determine 

how much of the steel surface area can sustain localized corrosion (bare steel corrosion) under 

the conditions simulated: 

 Saturation
Total

Localized
BareSteel

Total

Localized FeWCRPR
A
A

CR
A
A  2)1(

 
Eq (7‐20) 

 

 

  
PRCR

PRFeWCRA
A

BareSteel

SaturationTotal
Localized 




2
Eq (7‐21) 

 

The percentage of surface area affected by localized corrosion is set as an input and the 

model  predicts  if  localized  corrosion  is  sustainable  in  this  condition.  In  Figure  164,  the 

percentage  area  affected  by  localized  corrosion  is  set  at  50%  (ALocalized/ATotal=50%).  The 
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concentration of Fe2+  ions  released  in solution clearly exceeds  the "saturation" concentration. 

This is a sign that localized corrosion cannot be sustained on 50% of the surface area.  

 

 
Figure 164: Unsustainable localized corrosion 

Tsteel=35°C, WCR=0.05 ml/m2/s, pCO2=3 bars, SSFeCO3 max=10, ALocalized=4% 
Localized corrosion cannot not be sustained on 50% of the surface area 

 

Figure 165 to Figure 167 present examples on how the model calculates the  likelihood 

of localized corrosion based on environmental conditions. 

- If  less  than  5%  of  the  surface  area  remains  “film‐free”  and  actively  corroded 

(ALocalized/ATotal<5%),  then  it  is  likely  that  the  localized  corrosion will  be  unsustainable 

(Figure 165). This is the case at very low WCRs. Because the WCR is never zero, the flux 

of Fe2+ ions coming from the steel cannot be zero, since the FeCO3 saturation level has 

to be maintained.  
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- If  ALocalized/ATotal  >  5%,  sustainable  localized  corrosion  is  likely  (Figure  166).  In  the 

experiments  performed  for  this  study,  this  situation was  clearly  encountered  at  high 

WCR and high steel temperature (above 0.4 mL/m2/s and 30°C, respectively). 

- If  100%  of  the  surface  area  can  corrode  (ALocalized=ATotal),  then  the  corrosion  is  purely 

uniform  (Figure 167). This  is mostly  the  case  at  very  low  steel  temperature, which  is 

often associated with very high WCR and low fluid temperature. 

 

 
Figure 165: Unsustainable localized corrosion 

Tsteel=35°C, WCR=0.05 ml/m2/s, pCO2=3 bars, SSFeCO3 max=10, ALocalized=3% 
3% of the steel surface can sustain localized corrosion at rate of 1 mm/year 
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Figure 166: Sustainable localized corrosion 

Tsteel=35°C, WCR=0.5 ml/m2/s, pCO2=3 bars, SSFeCO3 max=10, ALocalized=35% 
35% of the steel surface can be corroded locally at a rate of 1 mm/year  

 

 
Figure 167: Sustainable uniform corrosion 

Tsteel=35°C, WCR=1.4 ml/m2/s, pCO2=3 bars, SSFeCO3 max=10, ALocalized=100% 
100% of the steel surface can sustain a corrosion of 1 mm/year 
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7.3.4.4 Step 4 – Localized corrosion propagation 

The  pit  initially  propagates  in  depth  as  the  immediate  surroundings  are  covered  by 

protective FeCO3. However,  it  is expected that, as the  localized process goes on, the corrosion 

will also progress  laterally, underneath  the already existing FeCO3  layer. Although  the overall 

flux of  Fe2+  ions  should  remain  constant  in order  to maintain  the  FeCO3  saturation  level,  the 

steel wall thickness loss rate will effectively decrease with time. Limitation in mass transfer may 

also become significant depending on the overall morphology of the pit:  

 Deep narrow pits would not be sustainable in this scenario.   

 Large mesa‐type features are more likely to be encountered. 

7.3.5 Model validation 

The conditions of the experiments performed  in Section 4.4 were used to validate the 

model. Figure 168 presents the comparison between localized corrosion rates predicted by the 

model  and  those measured  during  the  experiments.  The  range  of  corrosion  rate  is  in  good 

agreement, with  lower gas temperatures generally  leading to  lower corrosion rates and higher 

acetic acid content leading to higher corrosion rates. However, at a given gas temperature, the 

model predicts lower corrosion rates as the steel temperature decreases (i.e. when the WCR is 

increasing), which  is contradictory to  laboratory experience. The dependency of the FREECORP 

model  on  temperature  is  not  in  question  here.  The  discrepancy  most  likely  comes  from 

simplifications made for the model regarding  localized feature morphologies.  In this approach, 

corrosion  rates are equated  to  steel penetration  rates. Mass  transfer  limitations encountered 

for narrow pits (often associated with  low WCR and steel higher temperature) should  limit the 

steel  penetration  rate.  This  limitation  should  disappear  when  most  of  the  steel  surface  is 

affected by localized corrosion. 
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Test #1 
Tgas=62⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #2 
Tgas=41⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #3 
Tgas=25⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #4 
Tgas=65⁰C 

Free HAc=1000ppm 

Figure 168: Model validation / Comparison between experimental data and model predictions 
SSFeCO3 max=10 

 

Figure 169 presents  the comparison  in  terms of percentage area affected by  localized 

corrosion between predictions and experiments. At a maximum FeCO3  supersaturation of 10, 

there  is  quite  good  agreement  at  high  gas  temperatures  (Tests  #1  and  #4 with  Tgas=  60°C). 

However, the agreement  is not as good at  lower gas temperatures (Tests #2 and #3, with Tgas= 

42 and 25°C, respectively). This discrepancy most likely comes from the assumption made about 

the maximum FeCO3 supersaturation level that can be effectively sustained. While a number of 

experimental  data  validate  the  SSFeCO3  maximum  value  of  10  at  high  temperatures  [125], 

published data obtained at  lower  temperatures are scarcer. However,  it  is  fully expected  that 

the SSFeCO3 maximum value should be higher as the temperature decreases, following the trend 

of  FeCO3  solubility.  Figure  170  presents  simulation  results  obtained  with  different  levels  of 

0

0.5

1

1.5

2

2.5

3

3.5

4

4.5

5

58 53 39 37 32.5 25.5 22 20.7 17 52.7 47.1 35.9

"C
R
 a
t 
S
a
tu
ra
ti
o
n
" 
b
y 
Fr
ee
co
rp
 /
 (
m
m
/y
ea
r)

Steel temperature / (C)

Experimental data

Theoretical data



263 

 

SSFeCO3 maximum  value:SSFeCO3 max=10  at  Tgas=60°C;  SSFeCO3 max=26  at  Tgas=42°C;  and  SSFeCO3 

max=53 at Tgas=25°C. Here the agreement with experimental data is much better. 

 

 
Test #1 
Tgas=62⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #2 
Tgas=41⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #3 
Tgas=25⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #4 
Tgas=65⁰C 

Free HAc=1000ppm 

Figure 169: Model validation / Comparison between experimental data and model predictions  
SSFeCO3 max=10 
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Test #1 
Tgas=62⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #2 
Tgas=41⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #3 
Tgas=25⁰C 

Free HAc=0ppm 

Test #4 
Tgas=65⁰C 

Free HAc=1000ppm 

Figure 170: Model validation / Comparison between experimental data and model predictions 
SSFeCO3 max=10 at Tgas=60°C, SSFeCO3 max=26 at Tgas=42°C and SSFeCO3 max=53 at Tgas=25°C 

 

7.3.6 Model context and limitations 

As  mentioned  earlier,  the  present  model  is  inspired  from  an  approach  originally 

developed by Olsen [64], the main concept being that the FeCO3 layer needs to be challenged in 

some way  in order to enable the  initiation of  localized corrosion.  In  the case of TLC, the main 

challenging “agent” is the renewal of freshly condensed water (i.e. the water condensation rate) 

which  requires active  corrosion of  the  steel  in order  to maintian  saturation  in FeCO3. Several 

modeling approaches, specific to TLC, have been proposed by Pots et al. [60], Nyborg et al. [110], 

Vitse et al. [75‐77] or Zhang et al. [83]. They all include the effect of the water condensation rate 

and  can  predict  with more  or  less  accuracy  the  overall  wall  thickness  loss  of  the  pipeline. 

However,  these modeling efforts are all uniform  corrosion  in nature and do not  consider  the 
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occurrence of localized corrosion in the TLC, which is quite unfortunate since TLC is inherently a 

localized  corrosion  process.  The  present  model  aims  at  covering  this  gap  by  proposing  an 

explaination on how localized corrosion is initiated and grows with time. Overall, the corrosion 

occurring at the bottom of active localized features is still uniform in nature as the steel surface 

is bare of any corrosion product. Consequently, the different TLC prediction models proposed by 

other  authors  are not unvalidated by  the present model, which only  attempt  to  address  the 

occurrence of localized corrosion. 

  There  are  a  number  of  limitations  that  need  to  be  considered  in  this  localized  TLC 

model: 

 The model is highly dependent on the accuracy of the corrosion rate prediction at FeCO3 

saturation  (i.e.  FREECORP model).  Although  the most  widely  accepted  equation  for 

FeCO3  precipitation  rate  and  FeCO3  solubility  are  used,  the  approach  selected  in 

FREECORP to incorporate the effect of FeCO3 layer is still mostly empirical. 

 The  model  does  not  consider  specific  morphologies  of  the  localized  features  (for 

example, narrow or wide pits). In this sense, the model does not predict a steady state 

localized wall thickness loss rate (i.e. steel penetration rate), as mass transfer limitations 

could widely affect the results, especially if pits are narrow. 

 Surface pH values are reported to be one or two units higher at the steel surface than in 

the  bulk  droplet  [121].  This  should  create  a  considerable  driving  force  for  FeCO3 

precipitation on the bare steel surface. However, this was not experimentally observed 

at the surface of active localized corrosion features. The kinetics of FeCO3 precipitation 

versus steel dissolution could provide some explanation. 
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CHAPTER 8 CONCLUSIONS AND RECOMMENDATIONS FOR FUTURE DEVELOPMENT 

A number of  large scale flow  loop experiments were performed  in order to  investigate 

the effect of different  influencing parameters on  top of  the  line  corrosion  (both uniform and 

localized rates). This helped improve the understanding and build a narrative on how TLC occurs 

is sweet and sour environments. 

A  new  experimental  setup  (carbon  steel  inserts  in  flat  slab)  was  also  developed  to 

improve  the quality of  the  experimental data.  The new  set of  experiments was  successful  in 

simulating TLC without obvious edge effects and in capturing the effect of the condensation rate. 

Localized  corrosion  could be very  clearly observed on  the  steel  surface and  correlated  to  the 

condensation rate and the gas temperature. 

- Pitting/mesa  corrosion  is  strongly  related  to  the  level of  condensation applied  to  the 

steel section. 

- On  the  thermally  insulated areas,  localized  corrosion  is marginally observed but does 

not grow with time after the first months of exposure.  

- On  the cooled section, pits still seem  to be growing  in depth with  time and also  form 

clusters.  

- In  the  presence  of  undissociated  acetic  acid,  the  extent  of  the  corrosion  attack was 

much more severe compared to previous results obtained without acetic acid. Especially, 

the condensation rate did not seem to have a strong effect on the maximum depth of 

the corrosion features. 

Despite  several  attempts,  the  presence  or  absence  of  a  large  droplet  on  the  steel 

surface could not be correlated directly to the extent of corrosion occurring underneath. It was 
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therefore concluded that the corrosion is controlled only by the rate of water condensation and 

the overall aggressiveness of the environment (CO2, acetic acid). 

A modeling approach was proposed for the prediction of the localized attack in a top of 

the  line  corrosion  scenario.  The  method  is  based  on  the  observation  made  during  the 

experimental part of  the work and presents a mechanism  for  the prediction of  the onset and 

propagation of  localized corrosion. The FeCO3 saturation  level plays a key  role  in defining  the 

overall  corrosiveness  of  the  condensed water.  The  condensation  rate  controls  the  degree  to 

which localized attack is sustainable.  

The  following  points  present  a  few  recommendations  on  how  this  work  could  be 

extended: 

 Further study on the mechanisms of sour TLC is warranted. Especially of interest are the 

correlation  between  the  types  of  iron  sulfide  polymorphs  that  can  form  corrosion 

product layers in relation to the extent of corrosion and the range of conditions where 

iron sulfide and iron carbonate can both form at the metal surface. 

 The chemistry of H2O/H2S/CO2 systems should also be studied further, with a focus on 

condensed water scenarios (i.e., weak electrolyte). 

 Being  able  to  measure  the  chemistry  of  the  condensed  water  (pH,  Fe2+  ions 

concentration), as the corrosion is occurring, would also be of great benefit, both in sour 

and  sweet  systems. This would help  further validate  the model of  localized  corrosion 

proposed in this work. 

 The two dimensional modeling of the chemistry and the corrosion inside a pit would be 

useful  both  in  a  CO2  dominated  TLC  scenario  and  for  CO2  corrosion  in  general.  The 

specific geometry would have to be taken  into account together with associated mass 
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transfer  limitations.  This  could  also  be  extended  to  sour  environments  when  the 

knowledge is mature. 
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APPENDIX A MOMENTUM BALANCE FOR FLOW REGIME PREDICTION 

A.1 Momentum balance and determination of liquid holdup  

In stratified flow,  liquid flows at the bottom of the  line while gas flows concurrently at 

the top. As in the cross section of a pipeline drawn in Figure 163, part of the volume is occupied 

by the liquid, whereas the gas fills the remainder.  

 

 
Figure 172: Schematic of the cross section of a pipe in gas‐liquid two‐phase flow 

(AG: area coved by gas, AL: area coved by liquid, SG: wetted length of the gas phase, SL: wetted 
length of the liquid phase, Si: the boundary length at gas‐liquid interface, hL: liquid holdup) 

 

Momentum balance equations were established on both phases according to Taitel [3].  

0sin 





  gASS
dx
dPA LLiiLWLL Eq (A‐1) 

0sin 





  gASS
dx
dPA GGiiGWGG Eq (A‐2) 

where: 

:  Shear stress at the interface of liquid‐wall (WL), gas‐liquid (i), and wall‐gas (WG), 

[Pa ] 

:  Angle between the pipe and the horizontal (positive for downward flow), [°] 

A:  Area of the different phases in a cross section, [m2] 

S:  Wetted length of different phases, [m] 

AG

si

sG

hL
AL

sL



286 

 

ρL:  Liquid density, [kg/m3] 

μL:  Liquid viscosity, [Pa s]  

ρG:  Gas density, [kg/m3] 

μG:  Gas viscosity, [Pa s] 

g:  Gravity, [m/s2] 

D:  Pipe diameter, [m]  

 

Pressure  drop  is  the  same  for  these  two  equations.  Substituting  one  equation  for 

another one,  the  liquid  holdup hL  can be  evaluated  through  the  liquid  and  gas  cross  section 

areas AL and AG.  
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Eq (A‐3) 

From  the  basic  definition  in  flow  dynamics,  the  conventional  equation  of  the  shear 

stress on the gas side of a gas‐liquid interface is:  
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f





 Eq (A‐4) 

where: 

fi:  Interfacial friction factor at the gas side 

UG:  Actual gas velocity, m/s 

UL:  Actual liquid velocity, m/s 

 

Similarly,  equations  of  the  interfacial  shear  stress  between  gas  and  pipe  wall  and 

between liquid and pipe wall are given, respectively: 
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where: 

fG:  Gas/wall friction factor 

fL:  Liquid/wall friction factor 

 

Usually, friction factors can be calculated through: 

     

where: 

CL:  Constant (= 0.046 for turbulent flow or = 16 for laminar flow) 

CG:  Constant (= 0.046 for turbulent flow or = 16 for laminar flow) 

m:  Constant (= 0.2 for turbulent flow or = 1 for laminar flow) 

n:  Constant (= 0.2 for turbulent flow or = 1 for laminar flow) 

DL:  Liquid hydraulic diameter, m 

DG:  Gas hydraulic diameter, m 

 

More  specifically,  the  determination  of  these  friction  factors  was  refined  when 

appropriate depending on the Reynolds number. The approach developed by Zingrang [127] was 

used to determine the friction factor (Fanning rather than Darcy‐Weisbach friction factor). The 

modifications are listed below: 

 For a gas or liquid Reynolds number below 2000:  
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 For 2000 <  (ReG or ReL) < 2500:  
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Eq (A‐6) 

where: 

:  Steel porosity, m 

 For (ReG or ReL) > 2500:  
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Eq (A‐7) 

 

The  determination  of  the  interfacial  friction  factor  fiG  was  developed  based  on  an 

approach proposed by Baker [128] and Shoham [129], as follows:  

 For internal pipe diameter > 5” 
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where: 

GL:  Gas liquid surface tension, N/m 

  However,  = Max(, I) and if I > 0.25 then I =0.25 hL. 

 For internal pipe diameter < 5” 
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0142.0if Eq (A‐9) 

Substituting all of the corresponding parameters into the momentum balance, the liquid 

holdup can be determined by evaluating the geometrical parameters as follows: 
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Eq (A‐10) 
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D
h

CosDS L
G

2
11   Eq (A‐12) 

GL SSS    Eq (A‐13) 
5.02

2
11 

















 
D
h

DS L
i Eq (A‐14) 

A.2 Transition between stratified and non‐stratified  

As mentioned earlier, the most widely accepted mechanism for the transition between 

stratified and slug/annular flow is the wave‐mixing mechanism developed by Milne‐Thomson [2] 

and Taitel [3]. 

The  transition  criterion  is  developed  through  an  analysis  of  the  hydrodynamic 

characteristics of the gas‐liquid interface in the presence of unstable waves. According to Milne‐

Thomson’s  analysis,  transition  from  stratified  flow  to  intermittent/annular  flow  will  happen 

when waves can grow: 
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where:  

UG:  Gas velocity, m/s 

g:  Gravity, m/s2 

G:  Density of the gas, kg/m3 

L:  Density of the liquid, kg/m3 

hL:  Liquid height in pipe (liquid holdup), m 

α:   angle between the pipe and the horizontal (positive for downward flow), ° 

D:  Pipe diameter, m  

AG:   area covered by gas, m2 

A.3 Transition between stratified‐smooth and stratified‐wavy  

The stratified  flow  regime can be divided  into  two  subdivisions: stratified‐smooth and 

stratified‐wavy.  At  the  transition  between  these  two  types  of  stratified  flow,  the  gas  flow 

increases and  starts  forming waves but  is  still  low enough  that  it does not  lead  to  significant 

wave growth (i.e., the waves do not reach the top of the pipe). The waves are initiated when the 

gas/liquid  interfacial  shear  stress  can  overcome  viscous  dissipation,  holding  the  liquid  phase 

stable and smooth [3].   

According  to  the  criterion developed  in Taitel’s work  [3]  (based on earlier work  from 

Jeffreys  [130]),  the  transition  from  stratified‐smooth  to  stratified‐wavy  occurs when  the  gas 

velocity exceeds: 
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Eq (A‐18) 

with:  
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UL:  Liquid velocity, m/s 

s :   Sheltering coefficient (set at 0.06) [131] 

ν
L
 :  Liquid kinetic viscosity, m2/s 
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APPENDIX B SIMULATION OF FLOW DISTURBANCE CREATED BY TEST SECTION GEOMETRY 

B.1 Introduction 

Some  concerns have been  raised about  the experimental errors  induced by using  flat 

samples  in  a 4’”  ID pipe. Unwanted  artificial  edge  effects  appeared  in previous  experiments, 

consequently affecting the results obtained at the top of the line.  

As  a  remedy,  it was  proposed  to  use  a  4”  ID  carbon  steel  spool  piece  in  the  loop. 

However, even if the edge effects were eliminated, the wall curvature corresponding to a 4” ID 

pipe  is still completely different from a 20” or 30” ID pipe typically found  in the field. The wall 

curvature is a very important parameter in TLC as it greatly influences the condensation regime. 

On a curved surface (corresponding to a 4”), droplets tend to slide easily on the sides of the pipe. 

On flatter surface (corresponding to 30” ID pipe), droplets can grow and remain attached to the 

pipe wall for a much longer time.  

Therefore, it was proposed to design a test section that would at once remove the edge 

effects  and  also  simulate  a  30”  pipe  curvature  at  the  top  of  the  line.  The  top  part  of  4”  ID 

stainless steel pipe could be cut over a 1.5 – 2 meters length (see Figure 173) and replaced by a 

flat stainless steel block (called slab). The difference of pipe curvature between 4” and 30” is so 

large (see Figure 174) that it would be satisfactory to use a completely flat carbon steel block in 

a 4”ID pipe. This way, the sample preparation would be also much easier, as there would be no 

need to polish a curved sample. 
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to whether  the  flow  disturbance  caused  by  the  edge  of  the  slab would  lead  to  a  non‐fully 

developed flow under the slab itself. This could lead to unrepresentative flow conditions in the 

area closed to the corrosion ports. Consequently, corrosion results would be difficult to analyze, 

because they could be affected by the peculiar flow instability. 

The objective of this work is to simulate the flow conditions in this stainless steel section 

and to evaluate the extent of the disturbance caused by the presence of the slab. This work  is 

done using the CAD software Fluent and Gambit. 

The  system  is  simulated  in a 3D approach. Several gas velocities are  tested while  the 

flow regime remains highly turbulent in all cases. 

B.3 Problem simulation (mesh creation) 

The pipe is created using the software Gambit. 

A schematic of the mesh is shown Figure 180. The upstream section is shorter than the 

downstream  section  since,  as  will  be  seen  later,  most  of  the  flow  disturbance  occurs 

downstream of the slab. 

 

 

 



 

Figure 180: 33D approach – Me

 

esh of slab (entire view and close‐‐up on the slab)
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B.4 Simulation results 

The meshes created with Gambit are first scaled to the real dimension of the problem. 

CO2 was selected as the carrying gas and the total pressure was set at 3 bars. The standard k‐

epsilon model was  selected  to model  the  turbulence.  The  total  pressure was  set  at  3  bars 

(experimental test conditions). The numerical method used to solve the Navier Stokes equation 

was fully implicit. 

The graphs shown below represent the profiles of velocity (or turbulence) once a steady 

state has been reached. Two types of information are displayed in the following graphs: 

 The velocity magnitude. This is the sum of the absolute values of the x, y, z velocities. In 

the case of this study, it is very similar to the x‐ velocity. 

 The  turbulence  intensity.  This  is  the  ratio  between  the  root  mean  square  of  the 

turbulent velocity  fluctuations and the mean velocity. This value gives an  indication of 

the level of the turbulence based on the calculation of the turbulent energy. 

The simulations were carried out for 5 and 10 m/s. 

A  typical  3D  simulation  enables  the  user  to  create  a  flow map  of  the  entire  volume 

considered (in the case, the test section). An example of the type of results displayed is shown in 

Figure 181. However, the portion of  interest  is  located along the slab section on a  longitudinal 

cross section area (inside the pipe). It is therefore necessary to create imaginary planes of view 

in order to study the “inside” of the pipe. The views selected are shown in Figure 182 and Figure 

183. 

It  is also  important to note that the black areas sometime observed on the flow maps 

are most likely due to some graphical representation issues more than convergence instability of 

the calculations.  In  fact,  the mesh created with Gambit  is “checked” by Fluent, and any error 
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would be  located early  in  the  simulation.  It  is  then believed  that  these black dots are due  to 

some limitations of the graphic capabilities of the computer. 

The area of  interest  is  the  longitudinal cross  section plane  taken  in  the middle of  the 

slab. The  results of  the simulation  for a gas velocity of 5 m/s are displayed  in Figure 184 and 

Figure 185. The results, associated with a gas velocity of 10 m/s, are shown  in Figure 186 and 

Figure 187. 

It is clear that the flow is strongly disturbed by the presence of the slab. Under the slab 

section, the gas velocity  is  locally  increased by 30 to 50%, which  is as expected. However, the 

flow seems well established under the slab, meaning that there is no peculiar flow line observed. 

Most of the disturbance actually appears downstream of the slab. The two leading edges of the 

test section do highly affect the flow which, in return, will influence the corrosion process. Apart 

from  these edges,  the horizontal portion of  the  slab does not  seem affected by peculiar  flow 

lines or unexpectedly high level of turbulence. 

The two simulations performed with the two gas velocities show very similar results. At 

higher velocity, the turbulence fluctuation is carried out on a longer portion of the pipe. 

However,  even  if  common  characteristics  are  observed,  there  are  also  fundamental 

differences. It seems that the presence of the slab has, in general, a less dramatic effect on the 

flow conditions. The gas velocity under  the slab  is at most only 30% greater compared  to  the 

inlet  velocity.  The  turbulence  induced by  the presence of  the  slab  is  also  reduced,  even  if  it 

remains high close to the leading edges of the slab. 

Overall,  the  flow  seems  well  established  under  the  slab,  meaning  that  there  is  no 

peculiar flow line observed. Most of the disturbance actually appears downstream of the slab. 
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The two simulations performed with the two gas velocities show very similar results. At 

higher velocity, the turbulence fluctuation is carried out on a longer portion of the pipe. 

B.5 Conclusions 

The presence of the slab section inside a regular 4’’ ID pipe does induce a strong change 

in the flow conditions. The gas velocity increases locally by at least 30%, but the phenomenon is 

completely expected and can be predicted and controlled.  

There  are  no  obvious  local  flow  disturbances  under  the  slab  section  that may  cause 

peculiar corrosion conditions. The  flow  is  rapidly established and, apart  from  the  two  leading 

edges  of  the  slab,  the  level  of  turbulence  is  relatively  constant  at  the  locations where  the 

corrosion  measurements  are  taken.  It  is  recommended,  however,  to  consider  coating  the 

leading edges of the slab with Teflon. Even if they are valid, the severe corrosion issues expected 

in  these  locations  do  not  represent  the  phenomenon  being  reproduced  (top  of  the  line 

corrosion). 
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Figure 182:: 3D approach – VVelocity magnitud
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Figure 183:: 3D approach – VVelocity magnitud
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Figure 184:: 3D approach – V
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Figurre 185: 3D approa
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Figure 186: 3D approach – V
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APPENDIX C CONSIDERATIONS ON STEEL MICROSTRUCTURE CHARACTERISTICS 

The  following  section  is extracted  from an  internal  report  completed  in  collaboration 

with Dr Jose E. Ramirez from the Edison Welding institute [132]. 

C.1 Objectives 

The  long  term  experiments  presented  in  section  4.4.2 were  performed  using  carbon 

steel inserts made of C1018 and X65. The two inserts made of C1018 came from suppliers (they 

are  labeled C1018(I) and C1018(III)), while  the X65  inserts were extruded  from a single 20”  ID 

pipe spool. The chemical composition analysis  is presented  in Table 3 and Table 4. The C1018 

steels  showed  very  similar  composition within  the  specification  of  C1018.  The  X65 was  also 

within specification. 

The three steel samples (C1018(I), C1018(III) and X65) were exposed to a CO2‐containing 

gas  environment  for  a  period  of  3  months  to  evaluate  their  corrosion  behavior.  The 

experimental  conditions are  summarized  in Table 10. The main objective of  this work was  to 

investigate  if the differences  in steel microstructure could significantly  influence the  long‐term 

corrosion behavior and consequently affect the results analysis. 

C.2 Methodology 

After  exposure,  the  corrosion  products  covering  the  steel  surface were  removed  by 

treating  the  corroded  surface with  inhibited acid  (Clarke’s  solution:  solution of HCl, antimony 

trioxide,  stannous  chloride)  in accordance with  the ASTM G1‐03  [74]. The analysis  conducted 

with  these  samples  included  evaluation  of  the  general  appearance  of  corrosion  attack,  and 

analysis  of  the microstructure  of  the  steel  samples.  For  each  of  the  three  steel  samples,  a 

section of the slab corresponding with the zone exposed to the highest condensation rate was 

selected for microstructure analysis. The steel samples were mounted and polished using 320‐ 
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to 800‐grit papers and 0.05um colloidal silica. After that, the samples were etched with 2% nital 

solution  (2%volume nitric  acid  and 98%  volume  alcohol)  to prepare  them  for microstructural 

analysis. Only  the  surface  analyses  performed  in  Tests  #1,  #2  and  #4  are  considered  in  this 

section, as the steel grade used for Test #2 and Test #3 is identical (X65). 

C.3 Results analysis 

C.3.1 General Appearance of Corrosion Attack 

The appearance of  the  corrosion attack was different  in each  sample  in  terms of  the 

pitting density and size. In Test #1 (Tgas=62°C, no acetic acid), the corroded surface presented a 

high density of medium  size pits.  In  Test  #2  (Tgas=42°C, no  acetic  acid),  the overall  corrosion 

attack was  lower  in  intensity due  to  the  lower  temperature, but numerous pits  could  still be 

clearly observed on the metal surface. The corrosion attack  in Test #4  (Tgas=59°C, 1000ppm of 

acetic acid) was more severe as compared to the other two samples; it presented less density of 

pits but much larger pits as compare to the Baseline Test #1. In some areas of Test #4 samples 

the pitting attack is so severe that it resembles gross general corrosion attack. 

C.3.2 Microstructural Analysis of Steel Samples 

The general microstructure observed in the steel samples of Test #1, Test #2 and Test #4 

are shown in Figure 188 to Figure 190. As mentioned earlier, all three samples present a ferritic‐

pearlitic  microstructure,  consisting  of  a  mixture  of  ferrite  (white  constituent)  and  pearlite 

colonies  (black constituent). However,  the steel samples present differences  in microstructure 

as related to the volume fraction, colony site and colony density of the pearlite constituent. The 

steel sample from Test #2 (X65) contains the lowest‐volume fraction of pearlite out of the three 

samples.  Additionally,  fewer  pearlite  colonies  are  present  in  this  sample,  and  they  are  also 

smaller as compared  to  the other  two  steel  samples. The volume  fraction of pearlite and  the 
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APPENDIX D HEAT BALANCE DERIVATION FOR DROPWISE CONDENSATION 

The phenomenon of dropwise condensation has been studied extensively over the past 

sixty  years.  It  can  be  described  in  terms  of  a  four‐stage  scenario  [99]:  nucleation,  growth, 

coalescence and removal. It is commonly accepted that that nucleation is an essential feature of 

dropwise condensation and that the existence of a thin film of liquid between the droplets is not 

necessary  [100].  An  excellent  review  paper  summarizing  the  early  findings  in  terms  of 

mechanism  and modeling was  published  by  Rose  [101]  in  2002.  Rose  has  published  several 

papers  on  the  subject  of  dropwise  condensation  [102‐104]  over  the  past  thirty  years.  As 

dropwise condensation is a random process, the common approach is to calculate the heat flux 

through a  single droplet and  to  integrate  the expression over an average distribution of drop 

sizes: 


max

min

)()(
r

r
drrNrqQ Eq (D‐1) 

 

With:  Q: Total heat flux (W/m2) 

  q(r): Heat flux through an individual droplet of radius r (W/m2) 

  N(r)dr: Number of drops per area with radius between r and r+dr (m‐2) 

  rmax and rmin:  maximum and minimum radii of droplet (m) 

 

The total heat flux includes the heat transfer due to the phase change and the presence 

of non‐condensable gas. It has been reported that the main resistance for heat transfer comes 

from the presence of non‐condensable gas [105‐107]. The relationship between total heat flux 

and condensation rate can be stated in the following way [83]: 
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The difference  in  temperature between  the vapor and  the condensing  surface can be 

expressed as: 

wdic TTTTT  Eq (D‐3) 

 

With  ΔT: Total temperature difference   wog
i TT   (K) 

  ΔTc: Temperature drop due to droplet curvature (K) 

  ΔTi: Temperature drop at the vapor/liquid interface   dig
i TT   (K) 

  ΔTd: Temperature drop in the liquid layer   wid
i TT   (K) 

  ΔTw: Temperature drop in the promoter layer   wow
i TT   (K) 

 

The different temperature drops are calculated this way:  

 Temperature drop due to droplet curvature [134] 

wfg

g
i

c rH
TT

2

 Eq (D‐4) 

 

With  r:  radius of the droplet (m) 

  σ:  vapor‐liquid surface tension (N/m) 

  ρw:  water density (kg/m3) 

 

 Temperature drop due to vapor/liquid interface [137] 

i
i hr

qT
22

 Eq (D‐5) 

 

With  hi: Heat transfer coefficient at the droplet interface (W/m2/K) 
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 Temperature drop through the liquid droplet [138] 

c
d kr

rqT
24


 Eq (D‐6) 

With  kc: Water thermal conductivity (W/m/K) 

 

 Temperature drop through the promoter layer [134] 

p

p
w kr

Lq
T

24


 Eq (D‐7) 

 

With  kp: Promoter thermal conductivity (W/m/K) 

  Lp: Thickness of the promoter layer (m) 

 

Finally, the heat flux through a single droplet can be expressed by combining all of the 

equations above: 
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 Eq (D‐8) 

 

With   q(r): Heat flux through an individual droplet of radius r (W/m2) 

 

The accepted dropsize distribution is derived from an expression developed by Le Fevre 

[139] in 1966 and is commonly used by many authors [101, 102, 140, 141] in the following form: 
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maxmax
23
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Eq (D‐9) 

 

With  N(r)dr:  number of drops per area with radius between r and r+dr (m‐2) 
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  r:   Radius of the droplet 

  rmax:  the maximum droplet radius, m 

The final equation becomes: 
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Eq (D‐10) 

          

The expressions of the size of the smallest viable (thermodynamically) droplet is [142]: 

TH
Tr
wfg

s





2

min Eq (D‐11) 

 

With:  Ts: Saturation temperature (K) 

 

The maximum droplet size based on a dimensional analysis is expressed as [102]: 

5.0

max 









g
Kr

w


Eq (D‐12) 

 

With:   K: Experimentally defined constant close to unity 

  g: Gravitational acceleration (m/s2) 
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APPENDIX E DESCRIPTION OF THE FREECORP MODEL 

 
This chapter presents a summary of the modeling approach developed by Nesic for the 

FREECORP  software  [126]. More details  can be  found  in  the original publication. Being  freely 

available online,  the aim of  this software  is  to provide  the corrosion community with a sound 

mechanistic model  for prediction of CO2 and H2S  internal  corrosion of  carbon  steel pipelines. 

Although  FREECORP  is  capable  of  predicting  corrosion  rates  in  complex  environments,  this 

appendix  focuses on  the CO2/HAc electrochemical model developed  from  three main  sources 

[24], [115], [25].  

 Chemical and electrochemical reactions 

The  chemical  and  electrochemical  reactions  involved  in  H2O/CO2/HAc  system  are 

already presented  in Sections 1.3, 1.4 and 1.5. These reactions are consequently not repeated 

here. 

 Numerical calculation for CO2/HAc corrosion 

The equation enabling the calculation of the corrosion rate  is obtained using the total 

current density of the anodic or cathodic reactions: 

nF
Mi

CR
Fe

Fewa


, Eq (E‐1) 

 

With:  CR: corrosion rate (unit conversion factors are needed for appropriate unit); 

  ia: anodic current density, [A/m
2]; 

  Mw,Fe: atomic mass of iron, [kg/mol]; 

  Fe : density of iron, [kg/m3]; 

   n: number of moles of electrons involved in iron oxidation, [2 mole/mol]; 
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  F: Faraday’s constant. 

 

The  current  density  for  the  only  oxidation  reaction  considered  (iron  oxidation)  is 

expressed as follows: 

Fe

Ferevcorr

b
EE

FeoFea ii
,

10,,



 Eq (E‐2) 

 

With:  ia,Fe: current density of iron oxidation, [A/m
2]; 

  io,Fe: exchange current density of iron oxidation, [A/m
2]; 

  E: corrosion potential, [V]; 

  Erev,Fe: reversible potential of iron oxidation, [V]; 

  bFe: Tafel slope of iron oxidation, [V]. 

 

The total current density  is expressed by using the charge transfer and  limiting current 

density for each cathodic reaction, 

lim

111

iii ctc

 Eq (E‐3) 

 

With:  ci : current density of any cathodic reaction, [A/m2]; 

  cti : component of charge transfer current density, [A/m2]; 

  limi : component of limiting current density , [A/m2]; 

 

The concentrations of  species at  the metal  surface are,  in general, different  from  the 

ones  in the bulk solution, as some species are consumed and other produced by the chemical 
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and, especially, electrochemical reactions. Species  travel due to  the subsequent concentration 

gradients  at  different  speeds,  governed  by  their  respective  diffusion  coefficient  and  by  the 

overall  turbulence  level  of  the  liquid  flow.  FREECORP  takes  into  account  this  important 

phenomenon by considering a mass transfer coefficient in the expression of the limiting current. 

The charge transfer current density of the cathodic reactions is calculated as follows, 

3
10 FeCO

b
EE

oct

corrrev

ii 


Eq (E‐4) 

 

With:  Oi : exchange current density of cathodic reactions, A/m2; 

  revE : reversible potential of cathodic reactions, V; 

  b : Tafel slope of cathodic reactions, V; 

 
3FeCO : scale factors due to formation of FeCO3. 

 

The  limiting current density of the cathodic reactions  (except  for the H2CO3 reduction, 

which is chemical reaction limited [126]) are expressed as follows:  

jmFeCO
d Fcki 

3lim  Eq (E‐5) 

 

With,  mk : mass transfer coefficient of corrosive species, m/s; 

  jc : bulk concentration of corrosive species, mol/m3; 

 

The effect of  iron carbonate  is simulated using an empirical relationship  in the form of 

the  scale  factors 
3FeCO  to  enhance  the  accuracy  of  predictions.  These  scale  factors  were 

developed based on experimental data and are defined as follows: 
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  7.0

33

 FeCOFeCO SS with  

3

2
3

2

3

SPFeCO

COFe
FeCO K

cc
SS

 
   Eq (E‐6) 

With:  2Fe
c : concentration of Fe2+ in bulk solution, mol/L; 

2
3COc : concentration of CO3

2‐ in bulk solution, mol/L; 

SSFeCO3: saturation level in FeCO3, ‐; 

KSPFeCO3: Solubility product in FeCO3, mol/L. 

 

Solving the charge balance below enables the calculation of the corrosion potential, and 

consequently the corrosion rate: 

 
na nc

ca ii
1 1

Eq (E‐7) 

With:  ia, ic: anodic and cathodic current density, respectively, A/m
2; 

  na, nc: total numbers of anodic and cathodic reactions, respectively. 
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