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Нафтодобувна галузь одна з найбільших 
споживачів металу, який використовується як 
основний матеріал для трубопровідних комуні-
кацій. Найпоширеніші вуглецеві та низьколего-
вані сталі, до яких ставляться вимоги забезпе-
чення конструкційної міцності у широкому діа-
пазоні температур та тисків за високої агресив-
ності ґрунту і транспортованого середовища. 
Для промислових нафтопроводів транспорту-
вання неочищеного продукту корозивна дія 
ґрунту на зовнішню поверхню труб менш важ-
лива, ніж вплив транспортованого продукту на 
внутрішню поверхню, що їх відрізняє від магіс-
тральних трубопроводів. Цілісність промисло-
вої трубопровідної мережі в значній мірі зале-
жить від фізико-хімічних властивостей водного 
та вуглеводневого складових нафтопродукту, 
наявністю в ньому розчинених газів. На інтен-
сивність розвитку корозійних уражень внутрі-
шньої поверхні промислових трубопроводів 
впливають вміст у транспортованому середо-
вищі механічних домішок, хімічний склад по-

путної пластової води, режим потоку та наяв-
ність корозивно-активної мікрофлори [1-4]. У 
всіх випадках корозію спричиняє водна фаза. 
Вуглеводнева фаза не є агресивною завдяки 
природним поверхнево-активним речовинам (в 
основному, нафтенових кислот), здатних інгі-
бувати корозію, утворюючи тонкі захисні плів-
ки на поверхні металу. Проте це не означає її 
інертності в загальному процесі корозійного та 
корозійно-механічного руйнування, оскільки 
вона слугує акумулятором і транспортером до 
водної фази корозивно-агресивних та наводню-
вальних складників. 

За невисокої швидкості руху продукту 
(0,1…0,9 м/с) формується розшарована струк-
тура потоку газорідинних сумішей і вода виді-
ляється в окрему фазу. Понад водою рухаються 
легші нафтова емульсія та газ. На межі розділу 
рідких фаз виникають хвилі, переміщення яких 
супроводжує відривання крапель води та їх 
обертання, що призводить до виникнення ви-
хрових водних доріжок вздовж нижньої твірної 
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труби. Механічні домішки (карбонати та суль-
фіди заліза, пісок та глина), які присутні у вод-
ній фазі, попадають у вихровий потік і гідро-
ерозійно руйнують захисну плівку. Таким чи-
ном, в околі нижньої твірної труби функціонує 
гальванічна макропара метал – покрита відкла-
деннями поверхня, в результаті чого на почат-
ковій стадії появляється низка корозійних вира-
зок, які згодом зливаються в неперервну канав-
ку шириною 20…60 мм та довжиною 5…20 м 
[4]. Аномально високі швидкості корозії K 
(5…8 мм/рік) зумовлені співвідношенням площ 
електродів: невеликий за площею анод у ниж-
ній частині труби та катод, який в десятки разів 
перевищує за площею анодний електрод. 

Небезпечними, з огляду корозивної агре-
сивності, є транспортованого нафтопродукту, 
корковий (снарядний) та розшарований режими 
потоку. Проходження “корку” газу по ділянці 
трубопроводу зумовлює його сильну вібрацію. 
При цьому пружно-пластичні деформації, ло-
калізовані у концентраторах напружень, при-
зводять до інтенсивної локальної механо-
хімічної корозії та розвитку корозійно-втомних 
тріщин.  

 
Корозія у двофазних середовищах  

нафта – вода. Змочувальна здатність нафти 
залежить від низки чинників: знижується у 
присутності H2S та зі зростанням температури, 
підвищується при збільшенні вмісту нафти у 
воді, високій твердості води, великій швидкості 
коалесценції краплин нафти, малій швидкості 
руху середовища [2, 3]. Пластові води нафтових 
родовищ – високомінералізовані розчини солей 
[3], які суттєво впливають на корозію трубо-
проводів лише за присутності в них H2S, CO2 
або O2. Швидкість корозії залежить від рН вод-
ного середовища: за рН < 5,5 рівень K, як пра-
вило, високий, незалежно від вмісту води  
(навіть, якщо всього 1%), тоді як при рН > 6,6 
він незначний, навіть якщо обводненість 95%.  

Корозія сталі інтенсивніша на межі фаз 
нафта – вода, ніж в окремих фазах. У присутно-
сті H2S ця відмінність ще більша – K вища на 
порядок. У двофазній системі під впливом гід-
рофільної оксидної плівки на поверхні сталі 
метал вибірково змочується водним електролі-
том з утворенням ввігнутого меніску з тонкою 
плівкою електроліту між металом та вуглевод-
невою фазою. Оскільки розчинність газів у вуг-
леводневій фазі є значно вищою, ніж у воді, 
швидкість корозії під плівкою електроліту на 
межі фаз різко зростає, що локалізує корозійне 
руйнування.  

Важливим чинником агресивності водної 
фази є її мінералізація, у першу чергу, хлорид-
іони. Зокрема, K середньовуглецевої сталі зрос-
тає на 23% і 73% при додаванні 0,1% і 0,4% 
NaCl відповідно [5]. Однак, такий вплив спо-
стерігається до певних меж: суттєве підвищен-
ня мінералізації веде до зниження K через зме-
ншення розчинності кисню (деполяризатора) та 
утруднення дифузійних процесів через зрос-
тання в’язкості електроліту [6]. Аналогічно 
впливає концентрація NaCl (від 0,5 до 250 г/л) 

на K сталі Ст3 у насиченому H2S і СО2 водних 
розчинах за температури 40 ºС [7]: максималь-
на швидкість корозії досягається за концентра-
ції 50 г/л. Припускають, що первинний ріст K 
пов’язаний із руйнуванням сульфідної плівки 
при збільшенні концентрації NaCl, а наступне її 
зменшення – з блокуванням активних ділянок 
металу хлорид-іонами та зниженням розчинно-
сті H2S при зростанні мінералізації. При підви-
щенні концентрації хлоридів суттєво пришви-
дшується локальна CO2-корозія [8], проте зни-
жується швидкість загальної CO2-корозії (рис. 1 
[9]). 

 
1 – 3% NaCl; 2 – 10%; 3 – 20%. 

Рисунок 1 – Вплив концентрації NaCl  
на потенціодинамічні криві вуглецевої сталі 

C1018 у розчинах, насичених СО2,  
за швидкості обертання електроду 1000 об/хв 

і рН = 4 [9] 
 
Значно впливають на швидкість корозії бі-

карбонати, які підвищують рН розчину, що 
знижує K навіть тоді, коли парціальні тиски 
CO2 і H2S досить високі. Бікарбонати можуть 
бути присутніми у значних кількостях у плас-
тових водах (до 20 мг-екв/л) [10, 11] і є природ-
ними інгібіторами.  

Сумісно іони Cl– та НСО3
– знижують шви-

дкість корозії. Авторами праці [12] показано, 
що буферувальна дія карбонатно-бікарбонат-
ного розчину підвищує корозійну тривкість пі-
тингів. Однак одночасна присутність в системі 
Cl–-іонів та H2S призводить до зростання K. 
Сірководень інтенсифікує корозію, оскільки 
утворені плівки сульфіду заліза, які володіють 
певними захисними властивостями, в присут-
ності Cl–-іонів стають пористими [13].  

Внутрішню корозію трубопроводів ослаб-
люють іони кальцію та магнію, які утворюють з 
НСО3

–-іоном нерозчинні осади. З цим пов’язані 
вищі значення лабораторно виміряних швидко-
стей корозії, ніж виявлені операторами трубо-
проводів, що вказує на складність прогнозу-
вання швидкості корозії трубопровідної сталі в 
експлуатаційних умовах за величиною парціа-
льного тиску СО2 [14]. Показано [15], що в се-
редовищі, що перемішується, інгібувальний 
вплив іонів Са2+ та Mg2+ зростає, що пов’язано з 
кращим підведенням їх до поверхні та підви-
щенням швидкості утворення захисної плівки. 

Із газів найважливішими з огляду на коро-
зивну агресивність транспортованого продукту 
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є розчинені у воді кисень, диоксид вуглецю та 
сірководень (рис. 2 [16]). Кисень виступає як 
сильний окиснювач, а диоксид вуглецю та сір-
ководень утворюють у воді слабкі кислоти.  

 
Рисунок 2 – Залежність швидкості корозії 

сталі від концентрації C кисню (1), диоксиду 
вуглецю (2) та сірководню (3) у водній фазі 

(2…5 г/л NaCl, < 50 ppm HCO3
-) за 25ºС  

та тривалості експозиції 5…7 днів [16]:  
1 mpy = 0,0254 мм/рік 

 
Швидкість корозії сталі у водному середо-

вищі зростає пропорційно вмісту кисню, при-
зводячи, в основному, до локального руйнуван-
ня металу внаслідок утворення аераційних га-
льванопар, які в нафтопромислових трубопро-
водах виникають в результаті осідання піску та 
глини в нижній частині труб, куди утруднений 
доступ кисню. Утворення анодних зон можливе 
і у верхній частині трубопроводів при скупчен-
ні пухирів інертного газу (азоту, метану та ін.). 
Швидкість розвитку місцевих корозійних ура-
жень досягає 0,2…5,0 мм/рік, і через 6…8 міс. у 
трубопроводах з товщиною стінки 5…8 мм 
з’являються наскрізні виразки [17].  

Роль кисню у сульфідовмісних середови-
щах складніша, оскільки він може призвести до 
утворення елементарної сірки, кислот, а в де-
яких випадках полісульфіду, які інтенсифіку-
ють корозію металу. Такі умови спостерігають-
ся при запомповуванні сірководеньвмісних со-
льових розчинів або стічних вод у нафтові ро-
довища. Проведено порівняння еквіваленту мі-
німально необхідного опору пітинговій корозії 
(PRE) в умовах, що моделюють обслуговування 
сірководеньвмісних нафтових родовищ, при 
однакових параметрах середовища (0,7 кПа 
H2S, 138 кПа СО2, 2 мг-екв/л НСО3

-, 30000 ppm 
Cl-, 65 ºC) за аерації та деаерації [18]: у деаеро-
ваних середовищах PRE становить лише 12, 
проте в керованих – 30. 

 
Вуглекислотна корозія. Механізм та кіне-

тика вуглекислотної корозії детально вивчені. 
Диоксид вуглецю впливає на кислотність води і 
утворення захисної карбонатної плівки. На 
СО2-корозію впливає низка параметрів [1-3, 19, 
20]: температура, парціальний тиск СО2, режим 
потоку, рН, утворення плівок продуктів корозії, 
концентрація карбонової кислоти, змочування 

водою, мікроструктура металу (зварних 
з’єднань, передісторія металу) тощо. Вплив де-
яких з них тісно пов’язаний між собою, тому 
важко передбачити загальний результат. Зок-
рема, за постійних температури (90 ºС), парціа-
льного тиску СО2 (2 бар), швидкості потоку (4 
м/с) та рН (5,0) K може коливатися у межах 
1...20 мм/рік.  

Існує два основних уявлення про механізм 
СО2-корозії. За першим корозія визначається 
значенням рН, а катодний процес протікає з 
концентраційною поляризацією. Поряд з про-
тонами та HCO3

–-іонами у розчині присутня 
велика кількість недисоційованих молекул 
H2CO3, які поповнюють протонами приелект-
родноий шар. Згідно іншої теорії у корозійному 
процесі приймають участь не тільки протони 
від дисоціації H2CO3, але й сама карбонова кис-
лота [20]. 

Утворення захисних плівок FeCO3 зале-
жить від температури середовища та концент-
рації іонів заліза, оскільки для їх осадження 
необхідне насичення іонами Fe2+ у 5-10 разів 
більше, ніж термодинамічно розраховані зна-
чення розчинності [21]. За низьких концентра-
цій Fe2+ переважає в продуктах корозії сполука 
FeOFeCO3 [17]. При високому вмісті Fe2+ 
(170 мг/л і більше) у результаті гідролізу про-
дуктів корозії приелектродний шар сильно під-
лужнюється до рН  8,3 і появляється можли-
вість утворення іонів СО3

2- та сидериту 
(FeCO3), який осаджується суцільним щільним 
шаром на раніше утвореній сполуці FeOFeCO3 і 
поряд з іншими чинниками сильно сповільнює 
корозію. Крім того, іони Fe2+ взаємодіють з  
ОН–-іонами, утворюючи малорозчинний у воді 
Fe(OH)2, який окиснюється молекулярним  
киснем до Fe(OH)3. Ці продукти практично не 
гальмують процесу корозії.  

Загальні тенденції впливу парціального ти-
ску СО2, рН, температури T та швидкості пото-
ку на K вуглецевої сталі представлено на рис. 3 
[1]. З підвищенням температури корозія при-
швидшується, а потім спадає. Максимум K зі 
збільшенням тиску СО2 зміщується в бік вищих 
температур [17]. Загалом найінтенсивніша ко-
розія за температур близько 100 °C. Така особ-
ливість пов'язана з процесом утворення FeCO3  
і зумовлює три типи корозійної поведінки: ни-
жче 60 °С (загальна корозія), близько 100 °С 
(пітингоутворення та корозія кільцевого типу) 
та вище 150 °C (висока корозійна тривкість 
внаслідок утворення захисних плівок FeCO3). 
Що вища температура, тим менша розчинність 
FeCO3 [22]. 

Зі збільшенням швидкості багатофазного 
потоку з 2 до 8…10 м/с K зростає, потім стабі-
лізується і за 10…12 м/с різко збільшується че-
рез дію корозійно-ерозійного чинника. Зі зме-
ншенням парціального тиску СО2 високі K до-
сягаються за вищої швидкості потоку. Поси-
лення корозивної дії при зростанні швидкості 
потоку пов’язано зі збільшенням притоку до 
катодних ділянок молекул СО2 та можливістю 
їх участі у катодному процесі [17, 23, 24]. 
Вплив швидкості потоку на швидкість корозії 
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у СО2-вмісному середовищі для різної кислот-
ності середовища показано на рис. 4 [24]. 

 
Рисунок 4 – Вплив швидкості потоку на 

швидкість корозії у СО2-вмісному середовищі 
(1 bar СО2, 40 ºС) [24] 

 
Концентрація кисню сильно впливає на 

швидкість вуглекислотної корозії тільки в тем-
пературному діапазоні 40…80ºC (рис. 5а) – зі 
збільшенням парціального тиску кисню до  
1,5 МПа K зростає у 3-4 рази (кисень приско-

рює катодну реакцію відновлення іонів водню у 
корозійному процесі за участю СО2) [25]. Разом 
з тим, за 100…250 ºC кисень майже не впливає 
на K. 

Встановлено, що сірководень (парціальний 
тиск H2S < 0,5 МПа) прискорює СО2-корозію 
вуглецевої сталі у 1,5-2 рази в діапазоні темпе-
ратур 20…80ºC (рис. 5б). З подальшим збіль-
шенням концентрації H2S від 0,5 до 1,5 МПа K 
знижується, особливо в діапазоні температур 
100…250ºC внаслідок захисної дії плівок FeS і 
FeCO3. Особливості впливу H2S і температури 
на корозійну тривкість вуглецевої сталі показа-
но також на рис. 6 [25]. Встановлено, що малі 
концентрації H2S (5 ppm) виявляють інгібува-
льну дію у присутності СО2 за температур від 
25 до 55°C [26], що пов’язано з утворенням на 
поверхні сталі щільних захисних плівок. 

Корозійна тривкість трубопровідних ста-
лей у СО2-вмісних середовищах залежить від їх 
хімічного складу та структури [19, 23]. Виявле-
но роль границь перліту у структурі сталі в її 
схильності до локальної корозії, однак не знай-
дено кореляції між концентрацією легувальних 
елементів (наприклад, Ni, Cr, Mo) та K. Показа-
но (рис. 7 [27]), що сталі API X60 властива ви-
ща корозійна тривкість порівняно зі сталями 
API X52, API X56 і L80. З підвищенням темпе-
ратури збільшується K через утворення порис-

 
а      б 

 
в      г 

а – парціальний тиск СО2; б – рН за низької та високої концентрації іонів Fe2+;  
в – температура; г – швидкість потоку 

Рисунок 3 – Схематичне подання впливу різних параметрів  
на швидкість СО2-корозії вуглецевої сталі [1] 
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тих плівок карбонату заліза. Хлорид-іони легко 
проникають до поверхні та значно пришвид-
шують корозію в діапазоні температур 
60…90ºC. При подальшому збільшенні темпе-
ратури зменшується K у зв'язку з утворенням 
щільного однорідного шару карбонату заліза. 
За підвищення тиску СО2 зростає утворення 
слабкої карбонової кислоти (H2CO3), що підви-
щує K. Але за вищих T бікарбонат-іони (HCO3

-) 
продукують більше карбонат іонів (CO3

2-), що 
призводить до утворення менш розчинних кар-
бонатів заліза і підвищення рН, тому K значно 
зменшується, як показано на рис. 7г за темпера-
тури 120°С. Присутність невеликої кількості 
H2S (0,4 ppm) значно підвищує K.  

Швидкість загальної CO2-корозії значно 
знижується під інертними твердими відкладен-
нями (порошок SiO2, скляні кульки, пісок) вна-
слідок сповільнення електродних реакцій (рис. 
8) [28]. Між пористістю відкладень та K спо-
стерігається лінійна залежність. Значення рН в 
об’ємі розчину не впливає на корозію сталі API 

X65 в присутності інертних твердих відкла-
день, рН під відкладеннями є значно вищим, 
ніж в об'ємі розчину. 

Запропоновано модель росту захисних плі-
вок феруму карбонату, згідно з якою плівка ро-
сте осадженням FeCO3 за умови його перенаси-
чення у середовищі [29]. Кінетика осадження 
залежить від температури та місцевої концент-
рації частинок, яку обчислюють розв’язанням 
рівнянь переносу зв’язаних (спарених) части-
нок. З іншого боку, корозійний процес утворює 
пустоти під осадженою плівкою, тим самим 
підвищуючи пористість та інтенсифікуючи ко-
розію. Рівновага двох процесів може зміщува-
тись у той чи інший бік у залежності від пара-
метрів середовища: температури, рН, парціаль-
ного тиску СО2, швидкості руху потоку та ін. 
Згідно моделі щільні плівки з хорошими захис-
ними властивостями будуть утворюватись за 
високих значень рН, температури, парціального 
тиску СО2 та концентрації іонів Fe2+.  

 

 
а      б 

а - T = 150 ºС (1), 40 ºС (2) і 80 ºС (3); б - рH2S = 1,5 МПа (1), 1,0 (2), 0,5 (3) і  0 (4) МПа 
Рисунок 5 – Вплив парціального тиску кисню рО2 (а) та температури T (б)  

на K вуглецевої сталі у 5 %-му розчині NaCl за тиску CO2 1,5 МПа  
(тривалість експозиції 96 год., швидкість потоку 2,5 м/с)  [25] 

 

 
І – пришвидшення корозії сірководнем; ІІ – утворення захисної плівки FeCO3;  

1 – уповільнення корозії через тимчасове утворення FeS; 2 – можливого осідання FeS;  
3 – одночасного виділення FeS 

Рисунок 6 – Різні області CО2-корозії  
залежно від парціального тиску H2S та температури [25] 
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а    б 

 
в    г 

1 – API X52; 2 – API X56; 3 – L80; 4 – API X60 
Рисунок 7 – Температурні залежності швидкості корозії сталей, експонованих  

впродовж 24 год. в 3,5%-му розчині NaCl за швидкості потоку 2,5 м/с та  
тиску CO2 = 50 (а), 100 (б), 200 (в) і 300 (г) psi [27] 

 
 

 
1 – без відкладень; 2 – порошок SiO2, 3 – пісок, 4 – скляні кульки 

Рисунок 8 – Потенціодинамічні криві сталі API Х65 за наявності різних відкладень  
товщиною 5 мм, зняті через 24 год. експозиції в 1 %-ому розчині NaCl, рН 5, 1 bar CO2 [28] 
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Вплив сірководню на корозію. Сірково-
день, що міститься у транспортованій продук-
ції, має біогенне походження та спричиняє 
ураження трубопроводів в результаті електро-
хімічної корозії та водневого окрихчення. Про-
ведені численні дослідження корозії вуглецевих 
та низьколегованих сталей у H2S-місних сере-
довищах [3, 10, 13, 17, 26, 27, 30], в тому числі 
спрямовані на встановленні впливу H2S на ка-
тодні та анодні процеси та на утворення різних 
кристалічних форм осадів заліза сульфідів. 
Швидкість корозії вуглецевих сталей у H2S-
місних середовищах залежить в основному від 
концентрації H2S, температури, швидкості по-
току та захисних властивостей продуктів коро-
зії. 

 
Мікробіологічна корозія. В корозії наф-

топромислових трубопроводів суттєву роль ві-
діграють мікроорганізми, які діють як корозив-
ні агенти за рахунок продукування агресивних 
метаболітів та утворення корозивно-активних 
середовищ. З багатьох видів бактерій найшкід-
ливіші сульфатвідновлювальні (СВБ) та тіонові 
(ТБ) бактерії. Концентрація СВБ в нафтопро-
мислових водах становить від 10 до 105 кл/мл 
[31], а іноді досягає 107...109 кл/см3 [32, 33]. ТБ 
окиснюють сульфіди заліза до SO4

2–-іонів та, в 
результаті, помітно підкислюють середовище 
[34]. 

На інтенсивність мікробіологічної корозії 
(МБК) впливають швидкість потоку, темпера-
тура, тиск, рН, концентрація кисню, чистота 
системи і якість води [35]. З цих експлуатацій-
них показників, що впливають на МБК трубо-
проводу, температуру і тиск, як правило, конт-
ролюють, а швидкість потоку розраховують. 

Швидкість потоку впливає на природу біо-
плівок та доставку поживних речовин. З її збі-
льшенням біоплівки менш громіздкі і на повер-
хні металу залишаються лише міцно до неї 
прикріплені. Тому вище певного порогового 
значення швидкості потоку (2…3 м/с) утворен-
ня біоплівок незначне [36].  

Проаналізовано показники середовища, які 
можуть сприяти росту мікроорганізмів та/або 
виявляти їх активність [36]: загальна мінералі-
зація, а найважливішими аніонами є хлорид і 
сульфат; кількість твердих частинок (приско-
рює K внаслідок МБК під відкладеннями, за-
безпечуючи там сприятливі умови для росту 
мікроорганізмів); індекс насичення Ланжельє 
LSI, який визначає, чи середовище корозивне, 
чи будуть осаджуватись солі (розрахунок осно-
ваний на визначенні рН, температури та твер-
дості води; значення LSI від -0,5 до -2,0 озна-
чає, що корозивність води від незначно агреси-
вної до дуже агресивної, а від 0,5 до 2,0 вказує 
на неагресивність води та схильність до солеві-
дкладення) [59]; вміст сульфату (SO4

2-), сірко-
водню (H2S) та сульфіду (S2-) – показники ста-
більності/активності води; окисно-відновний 
потенціал – визначає окисно-відновний стан 
води. 

СВБ перетворюють сульфат-іони в сірко-
водень, який спричиняє утворення відкладень 

сульфіду, в основному, сульфіду заліза. Прису-
тність сульфіду заліза або збільшення концент-
рації водорозчинного сульфіду в трубопроводі 
є сильним індикатором МБК [37]. СВБ ростуть 
в діапазоні рН 4,0…9,5 [38], а концентрація су-
льфіду внаслідок діяльності СВБ може досяга-
ти 3000 ppm [39].  

Часто нафтопромислові трубопроводи за-
ражаються при їх гідровипробах у період буді-
вництва, оскільки часто використовується вода 
поверхневих водойм, вміст клітин СВБ в якій 
досягає 102…103 кл./см3 [4]. У проміжок часу 
від гідровипроб до початку експлуатації (до 
кількох місяців) створюються передумови для 
розвитку адгезійних форм СВБ, що сприяє ло-
кальній корозійній пошкодженості. 

 
Сірководневе корозійно-механічне руй-

нування. Нафтопромислове обладнання часто 
виходить з ладу внаслідок воднем ініційованого 
руйнування (ВІР), сірководневого корозійного 
розтріскування (СКР) та орієнтованого напру-
женнями водневого розтріскування (ОНВР). 

Зазначимо, що ВІР, на відміну від СКР та 
ОНВР, відбувається без прикладених наванта-
жень і проявляється поверхневим пухирінням, 
утворенням внутрішніх пор і розшаруванням. 
Причина такого руйнування – утворення висо-
ких тисків водню всередині/підповерхнево в 
результаті рекомбінації атомарного водню у 
молекулярний. Внутрішній тиск водню насті-
льки високий, що тріщини поширюються і без 
прикладання навантаження. В умовах прикла-
дених чи залишкових розтягувальних напру-
жень ці тріщини можуть орієнтуватись норма-
льно до них, спричиняючи ОНВР. Цей вид сір-
ководневого розтріскування зазвичай протиста-
вляють СКР – формі водневого крихкого роз-
тріскування високоміцних сталей в результаті 
дії атомарного водню.  

Чутливість сталей до СКР сильно залежить 
від наводнювальної здатності середовища,  
передусім рН та концентрації сірководню. Аб-
сорбція водню металом внаслідок сірководне-
вої корозії зростає, якщо рН середовища збіль-
шується або зменшується відносно рН, близь-
кого до нейтрального (рН 5,5…7,5): за нижчих 
рН більша концентрація розчиненого H2S, а за 
вищих – іонів бісульфіду у воді. Тріщини СКР 
розвиваються перпендикулярно напряму текс-
турування металу і навантаження [40], а попе-
редня пластична деформація сталей підсилює їх 
чутливість до водневої крихкості, особливо в зоні 
концентрації напружень [6, 41, 42]. Досліджен-
нями водневої тривкості вітчизняних трубних 
сталей нафтової промисловості встановлено, 
що сталі 20, 19Г2С та 17Г1С не володіють ви-
соким опором СКР (порогові напруження мен-
ші 0,8 σТ), а сталі 20 властива низька опірність 
ВІР [40]. 

ВІР визначається вмістом водню, характе-
ром взаємодії з ним металу, станом водню в 
металі та напруженнями. Виявлено [43], що за 
постійного рН і парціального тиску сірководню 
( SHp

2
) ступінь ВІР залежить від тривалості 
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експозиції до тих пір, доки не встановиться рі-
вноважний стан. Час, необхідний для досягнен-
ня цього стабільного значення, залежить від рН 
і SHp

2
. За нижчої концентрації сірководню не-

обхідна триваліша експозиція для досягнення 
рівноваги, що необхідно враховувати при ви-
пробах на ВІР у середовищах з невеликим вміс-
том H2S. 

Стимуляторами наводнювання сталі крім 
сірководню виступають сульфід заліза та орга-
нічні домішки в нафтовій суміші. Встановлено 
[44], що структура сульфідів залежить від пар-
ціального вмісту сірководню в середовищі, а 
найгіршими захисними властивостями володіє 
кансит.  

Встановлено, що критична концентрація 
водню СН, яка спричиняє необоротні зміни в 
металі (його пошкодженість), менше 1 ppm 
[45]. Для сталі API X52 СН ≥ 4,3∙103 моль/см3 
[46], яка визначена по різкому спаду енергії 
руйнування зразків з концентратором напру-
жень, наводнених до різної концентрації 
(рис. 9). 

 
1 – загальна робота,  

2 – робота пластичної деформації,  
3 – критична концентрація водню [46] 

Рисунок 9 – Робота локального  
руйнування А зразків сталі API Х52  

залежно від концентрації в них водню 
 
На сучасному етапі будівництва трубопро-

водів застосовують високоміцні трубні сталі, 
яким властива і висока ударна в’язкість, що 
особливо важливо за їх експлуатації у H2S-
вмісних середовищах. Однак для таких сталей 
головна проблема їх цілісності у ВІР [47]. В 
праці [48] дослідили чутливість трубних сталей 
API X60, API X80 і API X100 до водневої крих-
кості та показали, що при збільшенні міцності 
сталей знижується їх опірність ВІР. Вплив 
включень і мікроструктури на ВІР сталі API 
X80, а також ВІР на її механічні властивості 
досліджено в праці [49]. Зокрема, більшість ма-
кровключень не є прямою загрозою ВІР, крім 
оксидів алюмінію, які прямо чи опосередковано 
спричиняють ВІР.  

Густина водневих пасток за кімнатної тем-
ператури досить висока, що спричиняє схиль-
ність сталі до ВІР. Після наводнювання харак-
теристики пластичності сталі знижуються 

(рис. 10) та лінійно залежать від розміру трі-
щини, ініційованої воднем. Зазвичай водень 
незначно впливає на границю міцності, але в 
даному випадку спостерігали на поверхні та 
всередині зразка спричинені воднем мікро- і 
макротріщини, тому границя міцності знижу-
ється (рис. 10а). При збільшенні тривалості 
електролітичного наводнювання кількість вод-
ню у сталі зростає і пластичність сталі X80 сут-
тєво падає (рис. 10б). 

 

а) 

 б 
1 – ненаводнена,  

2 – 0,5 моль/л H2SO4, 20 мА/см2, 1год.,  
3 – 0,5 моль/л H2SO4, 20 мА/см2, 5 год.,  
4 – 0,5 моль/л H2SO4, 20 мА/см2, 8 год.)  

та пластичність (б) сталі API X80  
(1 – відносне видовження, 2 – відносне звуження) 
Рисунок 10 – Криві розтягу (а) за різних умов 

електролітичного наводнювання [49] 
 
Мікроструктура трубних сталей значно 

впливає на їх схильність до СКР та ВІР [50-54]. 
Структурі ферит – голчастий ферит властива 
найвища тривкість до СКР, тоді як ферит-
бейнітній та крупнозернистій ферит-перлітній 
структурам – низька опірність, через зароджен-
ня тріщини на границі зерна цементиту в круп-
нозернистій ферит-перлітній структурі та мар-
тенситу/залишкового аустеніту (М/А) в бейніт-
ній фазі [51-53]. Зазначено [51], що металургій-
ні чинники, включаючи структуру матриці та 
дефекти, такі як границі зерен карбідів і ділян-
ки М/А, важливіші параметри для впливу на 
СКР, ніж швидкість дифузії водню. Що більша 
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кількість включень, тим більша їх площа та об'-
ємна частка, і сталь схильніша до ВІР [52, 53]. 
До руйнування водневим відшаруванням мета-
лу трубопроводів вразливі ділянки з неметале-
вими включеннями та дефектами типу металур-
гійних відшарувань [55-58]. Автори праці [58] 
вважають, всупереч загальній думці, що суль-
фідні включення не є найсприятливішими міс-
цями для зародження ВІР. Тріщини ініціюва-
лись переважно на лікваційних лініях, збагаче-
них марганцем і нікелем. 

З використанням підходів механіки руйну-
вання досліджено сталь API Х52 різної мікро-
структури: X52E (ферито-перлітна) та X52T 
(голчастий ферит з карбідами та бейнітними 
ділянками переважно на границях зерен) [54]. 
Електрохімічними дослідженнями встановлено, 
що швидкість корозії та відновлення водню 
вищі для сталі X52E. Випроби на корозійне 
розтріскування (визначення швидкості росту 
тріщини і порогового коефіцієнта інтенсивності 
напружень KIth) проведено за постійного роз-
криття тріщини на зразках з попередньо наве-
деними тріщинами типу WOL (геометрія зраз-
ків і схема навантаження зумовлюють знижен-
ня коефіцієнта інтенсивності напружень в околі 
тріщини впродовж її корозійного росту аж до 
досягнення порогу KIth) у H2S-вмісних середо-
вищах з додаванням NaCl (різної концентрації 
по H2S та NaCl) і стандартному розчині NACE. 

Встановлено низку особливостей швидкості 
росту корозійно-статичної тріщини за різних 
умов випроб (табл. 1, рис. 11): найагресивніше 
середовище NACE; за всіх інших однакових 
умов швидкість росту тріщини за кімнатної те-
мператури вища, ніж при 50ºC; сталь X52E 
схильніша до корозійного розтріскування порі-
вняно зі сталлю X52T. Зроблено висновок, що 
для безпечної експлуатації концентрація H2S не 
повинна перевищувати 500 ppm. 

Важлива корозійно-втомна міцність труб-
них сталей у H2S-вмісному середовищі [59-62]. 
Швидкість росту втомної тріщини dа/dN (при-
ріст довжини тріщини а залежно від кількості 
циклів N) в діапазоні середніх і високих наван-
тажень (розмаху інтенсивності напружень ∆K) 
на один-два порядки вища, ніж у повітрі [98, 
99]. Спостерігали заповільнення росту тріщини 
в процесі випроб (рис. 12) [62]: спочатку dа/dN 
у 30-130 разів вища, ніж у повітрі, але до кінця 
випроб стає вищою лише у 5-12 разів і стабілі-
зується на цьому рівні за досягнення тріщиною 
глибини понад ~ 6 мм. Такий ефект можна 
пов’язати з інтенсифікацією галуження тріщин 
в процесі її росту, яке ослаблює напружений 
стан у вершині магістральної тріщини [63]. 

Інші параметри, як частота циклів наван-
таження і парціальний тиск H2S теж значно 
впливають на швидкість росту втомної тріщини 
[59-61].  

Таблиця 1 – Приріст тріщини за різних умов випроб 

Середовище Приріст тріщини, мм 
H2S, ppm NaCl, ppm 

Температура 
випроб сталь Х52Е сталь Х52Т 

Розчин NACE кімнатна 7,930 2,281 
50000 2,585 0,705 
300 1,710 0,330 1500 
3 

50ºC 
0,580 0,300 
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Рисунок 11 – Поріг корозійно-статичної тріщиностійкості KIth сталей X52E (□) і X52Т (Δ)  

за концентрації NaCl 50000 ppm (1, 2), 300 ppm (3, 4), 3 ppm (5, 6) та температури 50ºC;  
випроби у розчині NACE (7, 8) проведені за кімнатної температури [54] 
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Зварні з’єднання особливо чутливі до ко-
розійної втоми в H2S-вмісному середовищі. Ви-
явлено значне зниження (у 8-110 разів) втомних 
характеристик зварних ділянок труби зі сталі 
API Х65 порівняно з випробами на повітрі, а 
зниження частоти циклічного навантаження f 
від 0,33 до 0,01 Гц суттєво понижує кількість 
циклів до руйнування N гладких зразків (рис. 
13) [64]. У праці [65] досліджено вплив f на 
швидкість росту втомної тріщини у H2S-
вмісному середовищі у зварному з’єднанні тру-
би зі сталі API X80 і виявлено, що da/dN збіль-
шується у 2-5 разів при зменшенні f від 0,33 Гц 
до 0,01 Гц. 

 
Протикорозійний захист. Захищають 

промислові нафтопроводи від внутрішньої ко-
розії технологічними заходами (застосування 
електрохімічного захисту, підвищення швидко-
сті потоку, попередня підготовка та очищення 
продукції свердловин, очищення труб від від-
кладень, зниження циклічності транспортуван-

ня та температури), використанні інгібіторів 
(неперервне дозування, неперервне дозування з 
попереднім ударним дозуванням, коркова об-
робка, періодичне дозування, обробка свердло-
вин), корозійнотривких труб (стальні леговані, 
біметалічні, титанові, алюмінієві, неметалеві, 
комбіновані та багатошарові), захисних покри-
вів (силікатні – скляні, емалеві, цементні; полі-
мерні – епоксидні, фенолформальдегідні, фто-
ропластові, поліетиленові, поліпропіленові, по-
ліуретанові, композиційні; металеві – алюміні-
єві, хромові, нікелеві, з різних сплавів; комбі-
новані – полімерцементні, багатошарові). 

Запобігають сірководневому корозійному 
розтріскуванню в основному вибором відповід-
них матеріалів, наприклад, відповідно до ISO 
15156. Крім того, твердість HRB зварного шва 
повинна бути менша 200. Часто для зменшення 
ризику руйнування використовують термічну 
обробку після зварювання, яка значно знижує 
залишкові напруження, а також стабілізує 
структуру шва та зони термічного впливу. 

 
Рисунок 12 – Швидкість росту втомної тріщини  dа/dN в сталі API Х65  

за постійного ∆K ~ 300 Н·мм-3/2 у розчині А NACE (5% NaCl+0,5% оцтової кислоти,  
рН ~ 2,5…3,0, насичений H2S) [62] 

 

 
Рисунок 13 – Криві втоми σ-N гладких зразків зі зварної труби сталі API Х65 у повітрі (1, 4) 

та у розчині В NACE (H
2
S/N

2
, pH = 3,4…3,6): 2 – 0,33 Гц, 3 – 0,01 Гц [64] 
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