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Аннотация. В продукции ряда эксплуатируемых в настоящее время добычных объектов (Бованенковское, 
Уренгойское нефтегазоконденсатные месторождения и др.) содержится повышенное количество коррозионно-
активного СО2. Влияние СО2 на коррозию стальных инфраструктурных объектов определяется условиями его 
применения. Диоксид углерода имеет потенциально широкий спектр использования на нефтегазовых объектах 
для решения технологических задач (при добыче, транспортировке, хранении и др.). Каждое из агрегатных 
состояний СО2 (газовое, жидкое и сверхкритическое) используется и оказывает влияние на коррозионное 
состояние нефтегазовых объектов. В статье проанализированы результаты имитационных испытаний и выполнена 
оценка коррозионного влияния СО2 на типичные стали (углеродистые, низколегированные и легированные), при-
меняемые на промысловых объектах. Выявлены основные факторы, влияющие на интенсивность процессов 
углекислотной коррозии в основных условиях добычи углеводородов с СО2, хранения и использования его для 
различных технологических целей. Развитие углекислотной коррозии сопровождается и характеризуется лока-
лизацией коррозии и образованием дефектов (питтингов, язв и др.). Даже легированные стали не всегда стойки 
в условиях присутствия влаги и повышенных парциальных давлений СО2, особенно при наличии дополнительных 
факторов коррозионного влияния (температуры, агрессивных примесей в газе и др.). 
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Введение. Диоксид углерода (СО2) получил широкое применение в различных областях и ис-

пользуется различными нефтегазовыми инфраструктурными объектами. В последнее время на не-
которых газовых объектах, например, на Бованенковском [11], Уренгойском [7], Юбилейном [1] 
нефтегазоконденсатных месторождениях (НГКМ) возникли проблемы коррозионного характера 
из-за повышенного содержания СО2 в добываемой продукции. В связи с этим проблеме коррози-
онных рисков в результате углекислотной коррозии (УКК) и борьбе ней уделяется повышенное 
внимание [5, 38]. Для контроля технического состояния объектов добычи и подземного хранения 
газа используется комплекс мер, включающий геофизические [9], диагностические исследования 
[2] и коррозионный мониторинг [40]. 

Для агрегатных состояний СО2 (газового, жидкого и сверхкритического) существует тройная 
точка (Pкр = 7,38 МПа и Tкр = 31,1 С), связывающая все три состояния СО2. При изменении давле-
ния и температуры СО2 может переходить из одного состояния в другое. Сверхкритическим назы-
вают состояние вещества, при котором исчезает различие между жидкой и газовой фазами. 
В сверхкритическом состоянии (СКС) у СО2 наблюдаются промежуточные характеристики между 
свойствами газа и жидкости: сжимаемость – как у газа, а плотность – как у жидкости. В СКС СО2 
способен растворять многие органические вещества, обладает при этом существенно меньшей вяз-
костью, чем у других соединений в жидком состоянии. Кроме того, в СКС коэффициент диффузии 
у СО2 на несколько порядков выше, чем у других жидкостей. 

На объектах добычи газа парциальное давление относительно низкое, и СО2 находится в 
газовом агрегатном состоянии. Диоксид углерода не только является компонентом в составе 
добываемой продукции, но и может применяться на нефтегазовых объектах для решения тех-
нологических задач, где могут быть эффективно использованы особые свойства СО2, в том числе 
и в СКС [3, 10]. 

Одним из перспективных направлений является использование CO2 в качестве буферного газа 
в подземных хранилищах газа (ПХГ) для поддержания давления в пласте [4]. Это позволяет про-
вести частичное замещение буферного объема метана (СН4) на СО2 и получить дополнительное 
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объемы товарного природного газа. Нередко СО2 используется в жидком виде или в СКС, по-
скольку, являясь более тяжелым, чем СН4, позволяет СО2 расположиться в нижней части храни-
лища, предотвращая потери при извлечении товарного газа из ПХГ [13]. 

Наиболее опробованным является использование CO2 для закачки в пласт на нефтяных ме-
сторождениях с целью увеличения добычи нефти. Данная технология в последние десятилетия 
является широко распространенным в мире методом увеличения нефтеотдачи, например, в случае 
разработки нефтяных месторождений с трудноизвлекаемыми запасами нефти, либо когда требу-
ется эффективная доразработка месторождений, находящихся на поздних и заключительных ста-
диях добычи углеводородов. Применение СО2, в том числе и благодаря переходу в СКС, способно 
обеспечить эффективное снижение вязкости нефти в пластовых условиях и взаимное растворение 
нефти и CO2. С учетом того, что для некоторых нефтяных пластов характерны термодинамические 
условия, которые позволяют СО2 переходить в СКС, очевидны преимущества его применения пе-
ред использованием реагентов и иными способами интенсификации нефтедобычи. В статье [14] 
отмечено, что в Китае проводятся испытания в области реогазохимических технологий внутри-
пластовой генерации СО2. Получаемый в результате реакции СО2 обладает свойствами направлен-
ного воздействия на застойные зоны и слабодренируемые участки пласта. 

По аналогии с нефтяными месторождениями CO2 может быть использован для повышения 
газоконденсатоотдачи на НГКМ, что является еще одним направлением его применения в нефте-
газовой деятельности. В статье [6] сообщается о возможности использования такой технологии на 
Оренбургском НГКМ (ОНГКМ). Авторы отмечают, что в результате добычи углеводородов, об-
воднения скважин может происходить защемление газа в пористых породах. На поздних стадиях 
разработки, с падением давления, энергии газа в таком структурно защемленном газовом объеме 
становится уже недостаточно для разрыва сплошности жидкой фазы (нефти, воды). В таких местах 
вместе с газом могут находиться жидкие углеводороды (газовый конденсат, нефть), что делает 
использование для интенсификации добычи CO2, имеющего свойства хорошего растворителя, 
очень перспективным на ОНГКМ. При этом продуктами извлечения могут стать газ, газовый кон-
денсат и нефть, в том числе и из тонких оторочек. По мнению авторов, использование этой техно-
логии может существенно увеличить коэффициент извлечения газа на Оренбургском НГКМ, а ис-
пользование CO2 позволит увеличить как нефтеотдачу, так и газодобычу. 

В работе [8] для Астраханского газоконденсатного месторождения (АГКМ) рассматриваются 
варианты обратной закачки либо кислых газов (смеси H2S и CO2, состоящей из отделяемых от 
добываемых на месторождении флюидов в процессе подготовки сырья), либо СО2, что позволит 
повысить эффективность разработки газового объекта. Применение такой технологии нацелено на 
поддержание пластового давления на АГКМ для минимизации пластовых потерь при добыче га-
зового конденсата. 

Актуальным является вопрос снижения антропогенных выбросов в окружающую среду. Од-
ним из факторов негативного влияния является увеличение концентрации парниковых газов, в 
числе которых СО2. Меры по снижению выбросов парниковых газов, принятые в рамках Киот-
ского соглашения, предусматривают комплекс решений. Одним из направлений является создание 
подземных резервуаров для захоронения излишков СО2 с целью длительного хранения. Анализ 
мирового опыта по улавливанию и закачке СО2 в пластовые системы показал, что это может быть 
перспективным способом снижения эмиссии СО2 в атмосферу [12]. 

Как отмечается в работе [19], реализована транспортировка извлекаемого СО2 (в жидком со-
стоянии или в СКС) до мест его геологического захоронения в подземных хранилищах (carbon 
capture and storage – CCS). Трубопроводы, транспортирующие CO2, отличаются большой длиной 
(сотни километров), что ограничивает возможность использования коррозионно-стойкой стали 
для их изготовления. Преимущественно применяется углеродистая/низколегированная сталь, при 
использовании которой актуальным является обеспечение безопасной эксплуатации объектов. 

Например, газ с месторождений Askeladd, Albatross и Snøhvit, разрабатываемых на норвеж-
ском шельфе с помощью подводных добычных комплексов, транспортируется до берега 160 км, 
где происходит его сжижение. Однако газ содержит до 5-8 % СО2, и для производства сжиженного 
природного газа (СПГ) требуется его удаление (до низкого уровня в 50 ppm). Удаленный СО2 транс-
портируется и закачивается обратно в подземный (подводный) резервуар, в пласт, находящийся 
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ниже продуктивного горизонта месторождения Snøhvit [27]. Например, по российским нормати-
вам молярная доля СО2 в СПГ не должна превышать 0,005-0,03 %. На многих месторождениях 
содержание СО2 в добываемом газе существенно превышает данные нормативы. 

Нередко для закачки СО2 используются не газовые резервуары, а водоносные горизонты [16]. 
Обустройство хранилищ СО2 в подземных пустотах, например, после окончания эксплуатации 
газового или нефтяного месторождения, также получило распространение. Помимо различных 
технологических рисков при их эксплуатации следует учитывать опасность УКК при контакте по-
вышенных количеств транспортируемых и закачиваемых в подземные резервуары СО2 с оборудо-
ванием и трубопроводами, изготовленными из углеродистой или низколегированной сталей. 
В присутствии водной фазы конденсационной или пластовой природы будет происходить ее насы-
щение СО2, сопровождающееся подкислением, что интенсифицирует процесс УКК [30]. В мире 
все больше запускается проектов по использованию закончивших свою эксплуатацию нефтяных и 
газовых месторождений, например, Weyburn и Midale в Канаде [37]. В связи с этим сообщается, 
что скорость коррозии может достигать 20 мм/год и будет зависеть, в том числе, и от продуктов 
коррозии, которые могут способствовать снижению скорости коррозии.  

Во всех рассмотренных областях использования СО2 может при определенных условиях 
приводить к коррозионным разрушениям. Наиболее опасным свойством УКК является то, что кор-
розионные воздействия характеризуются не общими (равномерными по всей металлической 
поверхности) коррозионными потерями, а преимущественно наиболее опасным видом локальной 
коррозии, с образованием локальных дефектов типа питтингов, язв и др. [40]. В связи с этим в 
статье рассмотрены актуальные вопросы оценки коррозионной агрессивности углекислотных сред 
и стойкости стальных объектов в таких условиях. 

Методология. Коррозионные испытания в условиях конденсации влаги проводили при обыч-
ной (20-25 С) температуре. Методы проведения испытаний при конденсации влаги, обработка 
образцов, оценка коррозионных дефектов, статистическая обработка данных проводились  
согласно процедурам [34]. После испытаний были определены общая скорость коррозии Кобщ по 
потере массы образца и скорость локальной коррозии по глубине коррозионного поражения 
(средняя Клок.ср – путем усреднения по всем локальным дефектам, максимальная Клок.макс – по 
самому глубокому локальному поражению). 

Проведение коррозионных испытаний осуществлялось гравиметрическим методом. Влияние 
парциального давления коррозионно-агрессивных газов на коррозию образцов оценивали в авто-
клавной установке (статические условия), предварительно удалив кислород продувкой инертным 
газом. Время экспозиции гравиметрических образцов в автоклавной установке составило 120 ч. 

Фазовый состав продуктов коррозии анализировался методом рентгеновской дифракции, ко-
торый основан на регистрации зависимости интенсивности отражения рентгеновского излучения 
кристаллическими решетками соединений от величины дифракционного угла с последующей рас-
шифровкой дифракционной картины. Съемка проводилась на рентгеновском дифрактометре ARL 
XʼTRA. Идентификация кристаллических фаз выполнялась путем сравнения массива рефлексов, 
полученных от исследуемого образца, с эталонными дифрактограммами индивидуальных соеди-
нений, содержащихся в международной базе дифракционных стандартов. 

При испытаниях использовались углеродистые стали (Ст20 и Х65), низколегированные стали 
(0,05-0,2 % Cr) и коррозионно-стойкие стали (12Х18Н10Т). 

Результаты. Известно [39], что наиболее металлоемким и подверженным наибольшему 
коррозионному воздействию видом оборудования на объектах добычи газа являются скважинное 
оборудование и промысловые трубопроводы (обвязки скважин, коллекторы, шлейфы), контак-
тирующие с неподготовленным газом (до удаления коррозионных газов и влаги). При рассмот-
рении коррозионной агрессивности среды объектов добычи газа в условиях повышенного  
содержания СО2 следует учитывать, что коррозия может возникнуть: в нижней части трубы 
при скоплении влаги (bottom-of-line corrosion, BOL); в верхней части трубы при конденсации 
влаги (top-of-line corrosion, TOL); в местах скопления влаги (щели, зазоры, застойные зоны, пере-
пад высот и др.). 

Основной причиной развития коррозии является наличие влаги, которая может вступать во 
взаимодействие cо сталью в объеме раствора (BOL) или при конденсации, в тонкой пленке влаги  
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на стали (TOL). TOL-коррозия, в отличие от коррози-
онно-агрессивных условий нефтяных объектов, имеет 
место только на газовых месторождениях. В условиях 
промыслового транспорта влажного, неподготовлен-
ного газа при выходе из скважины пары воды в газо-
вой фазе конденсируются на внутренней поверхности 
трубы из-за разницы температур между потоком влаж-
ного газа и окружающей средой, что приводит к появ-
лению и развитию TOL-коррозии. BOL-коррозия ха-
рактерна для участков трубопроводной системы, когда 
водная фаза находится в условиях постоянного кон-
такта/движения с внутренней поверхностью стали тру-
бопроводов [31, 35]. 

Проведенные TOL-испытания в присутствии СО2 
показали, что при низкой (менее 0,1 мм/год) скорости 
общей коррозии на углеродистой стали Х65 (API 5L) 
наблюдается высокая локальная коррозия (рис.1).  

Как видно, в наибольшей степени скорость разви-
тия локальных дефектов (0,5-1,5 мм/год) наблюдается 
на образцах из зоны сварного шва. Именно сварные 
швы из-за своей гетерогенности по отношению к основному металлу оказались более подвержены 
неравномерным видам коррозионных повреждений. 

Анализ полученных данных показывает (табл.1), что низколегированные стали с малым со-
держанием хрома (0,05-0,2 %) нестойки к локальным УКК. На образцах образуются локальные 
дефекты глубиной 50-84 мкм. Только на поверхности высоколегированной стали 12Х18Н10Т не 
было никаких коррозионных проявлений ни общего, ни локального характера (табл.1).  

 
Таблица 1 

 
Результаты испытаний по определению локальных скоростей коррозии, рассчитанных по средней Клок.ср  

и максимальной Клок.макс глубинам коррозионных повреждений 
 

Образец 
Глубина коррозионных повреждений, мкм Скорость локальной коррозии Клок, мм/год 

средняя максимальная по средним значениям 
Клок.ср 

по максимальным значениям 
Клок.макс 

12Х18Н10Т (18 % Cr) 
– – – – 
– – – – 

Сталь (0,2 % Cr) 
55 78 0,669 0,949 
63 84 0,767 1,022 

Сталь (0,05 % Cr) 
56 66 0,681 0,803 
50 56 0,608 0,681 

 
После TOL-испытаний глубокие питтинговые поражения образцов наблюдаются как на низ-

колегированной, так и углеродистой сталях (табл.2). Испытанные стали используются на различных 
участках нефтегазовых объектов – насосно-компрессорной трубе (НКТ) скважинного оборудования, 
другие стали – для изготовления промысловых трубопроводов. 

Увеличение давления СО2 может повышать растворимость газа в водной фазе, увеличивая 
скорость коррозии. В первую очередь это будет относиться к локальной скорости коррозии в па-
ровой фазе. Также скорость локальной коррозии будет увеличиваться с ростом содержания воды 
в испытательной камере, в то время, как общая коррозия может оставаться без изменений. 
В первую очередь это связано с конденсацией влаги: при недостатке влажности воздуха не будет 
достигаться точка росы, и не будет происходить осаждение пленки влаги на поверхности стали. 
Помимо содержания СО2 и влаги в паровой фазе на УКК могут влиять и другие факторы [33]. 
Рассмотрим некоторые из них подробнее. 

Рис.1. Результаты коррозионных испытаний  
по определению общей Кобщ и локальных  

скоростей коррозии, рассчитанных по средней Клок  
и максимальной Клок.макс глубине коррозионных  

повреждений на стали Х65 в СО2 среде  
и конденсации влаги 

1 – основной металл; 2 – сварной шов 

С
ко

ро
ст

ь 
ко

рр
оз

ии
, м

м/
го

д 

Тип скорости коррозии 

1,40 

1,20 

1,10 

0,80 

0,60 

0,40 

0,20 

0,00 
Кобщ Клок Клок.макс 

1 2 



 

 

Записки Горного института. 2021. Т. 250. С. 578-586 DOI: 10.31897/PMI.2021.4.11 
Р.Р.Кантюков, Д.Н.Запевалов, Р.К.Вагапов  
 

582  

В работе [36] была исследована коррозионная стойкость стали Р110 (0,5 % Cr) при следую-
щих условиях: 3,5 % NaCl, 80 C и 9,5 МПа CО2. Исследования были проведены в двух режимах: 
в водном электролите, насыщенном CО2 в СКС (сталь контактирует с водной фазой, условия 
аналогичны BOL-коррозии), и в водонасыщенном СО2, находящемся в СКС (сталь контакти-
рует с влажным СО2, условия аналогичны TOL-коррозии). При первом режиме (в водном элек-
тролите) одинаково высоки и скорость общей (6,12 мм/год), и скорость локальной (1,8 мм/год) 
коррозий. При втором режиме испытаний наблюдается относительно низкая скорость общей 
(0,35 мм/год), но высокий уровень локальной коррозии (1,17 мм/год). По мнению авторов, при-
чиной этого является то, что во втором режиме локальные коррозионные дефекты наблюда-
ются только в местах конденсации капель на стали (типа TOL-коррозии), коррозия не распро-
страняется по всей поверхности стали. 

 
Таблица 2 

 
Скорость коррозии сталей после испытаний в условиях конденсации воды в присутствии СО2 (0,1 МПа)  

при температуре 20-25 С 
 

Сталь 
Скорость коррозии, мм/год Внешний вид образца после испытаний  

Общая Локальная (питтинговая)* Общий  Приближенный  

Ст 20  0,04 0,32-0,384 

 
 

  

Сталь (0,2 % Cr) 0,03 0,67-1,0 

 

 

Сталь НКТ 0,015 0,368-0,61 

 
 

 

 
 

Сталь (0,05 % Cr) 0,03 0,61-0,8 

 

 

12Х18Н10Т 0,0001 – 

 

– 

  

*Диапазон среднего Клок.ср и максимального Клок.макс значений локальной корозии. 
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Результаты испытаний подтверждают, что эксплуатируемые в условиях присутствия в добы-
ваемой продукции СО2 газовые объекты подвергаются повышенной коррозионной опасности в 
водной и паровой фазах, особенно локальной коррозии, характерной для УКК. Определенную роль 
в защите сталей от коррозии играют образующиеся в коррозионном процессе на поверхности ме-
талла продукты коррозии. Проведенные в водной среде (рис.2) исследования по определению фа-
зового состава образующейся на стали пленки после автоклавных испытаний показали, что при 
УКК преимущественно образуется кристаллизованный сидерит (FeСО3) с небольшим количе-
ством рентгеноаморфных веществ.  

В зависимости от фазового состава осадок продуктов коррозии может быть как плотноупако-
ванным, так и пористым. Более пористые продукты коррозии будут менее стойкими к воздействию 
хлорид-анионов, которые провоцируют зарождение и развитие питтингов, в отличие от более 
плотного слоя сидерита. 

Длительные имитационные испытания нескольких трубных сталей (с содержанием 1 и 13 % 
Cr), применяемых на одном из подземных хранилищ СО2 в Германии, показали [29], что модель 
воды водоносного горизонта в присутствии СО2 достаточно коррозионно-агрессивна. Общая ско-
рость коррозии в паровой фазе составляет 0,35 мм/год (13 % Cr) и 0,8 мм/год (1 % Cr). При экспо-
нировании в водной фазе на поверхности сталей образуется толстый слой продуктов коррозии и 
наблюдаются питтинги глубиной до 4,7 мм, что может объясняться высокой минерализацией вод-
ной среды и повышенным содержанием хлорид-анионов. 

Существенное ускорение коррозионных процессов при 35 С и 8 МПа CО2 наблюдалось для 
сталей Х65 (0,11 % Cr) и 5Cr (5 % Cr) при добавлении от 0 до 1000 ppm О2 [24]. Испытания выпол-
нялись в водонасыщенном СО2 (СКС). С увеличением концентрации О2 происходил рост питтин-
говой коррозии: локальная скорость коррозии составляла от 0,2 до 1,4 мм/год для стали Х65, и от 
0,3 до 1,4 мм/год для стали 5Cr. В развитии коррозии важную роль играет то, что присутствие О2 
подавляет образование сидерита (FeCO3), формируя на поверхности стали пленку, преимуще-
ственно состоящую из оксида железа (Fe2O3), имеющего аморфную структуру. Рост локальной 
коррозии на обеих сталях зависит от водонасыщенности СО2, и коррозия возрастает с увеличением 
содержания воды.  

Важную роль в коррозионной агрессивности СО2, находящемся в СКС, играет наличие в нем 
примесей, что может быть характерно для парниковых газов, выделяемых для закачки и хранения 
в подземные резервуары. К таким газам, помимо O2, можно отнести SO2, NO2, H2S. В работе [20] 
приводятся результаты исследований при температуре 35 С и в СКС (8 МПа CО2) для сталей Х65 
(0,11 % Cr) и 13Cr (13 % Cr). Добавление к СО2 двух других агрессивных газов (SO2 и O2) 
в присутствии влаги приводит к синергетическому эффекту в развитии коррозионного про-
цесса. Скорость общей коррозии для обеих сталей одинаково высока: 0,95 мм/год для стали 

2θ, град 
 

Рис.2. Идентифицированная экспериментальная дифрактограмма продуктов коррозии, полученных после автоклавных  
испытаний на стали Х65 при Р (СО2) = 0,8 МПа, T = 80 С, в 3 % NaCl; стрелкой указано рентгеноаморфное галло 
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Х65, и 0,65 мм/год для стали 13Cr. Питтинговая коррозия еще выше для обеих сталей (Х65 и 13Cr) 
и находится в диапазоне 7-80 мм/год. Присутствие примесей приводит к образованию других про-
дуктов коррозии: оксидов и сульфата железа взамен карбоната железа. Растворение SO2 в водной 
пленке приводит к образованию чрезвычайно коррозионно-агрессивной серной кислоты, разру-
шительное действие которой усиливается присутствием сильного окислителя O2. В работе других 
авторов [22] в подобных условиях испытаний приводятся схожие данные по скорости коррозии 
углеродистой и легированной сталей: до 1 мм/год – общая скорость коррозии, и порядка 10 мм/год 
и выше – для локальных дефектов. Сообщается, что локализация коррозии начинается, когда вода 
присутствует в концентрации от 300 ppm и выше. 

Исследование стали Х65 при 8 МПа CO2 и температуре 35 С показало, что в присутствии SO2 
требуется меньшее количество воды для развития коррозии, чем только с СО2. Скорость локальной 
коррозии достигает 0,5-1,5 мм/год, возрастая с добавлением и повышением концентрации SO2 [25]. 

Испытания углеродистых и низколегированных сталей при давлении 8-12 MПa СО2 и темпе-
ратуре среды 25-80 °C показали, что добавление 200 ppm H2S приводит к существенному 50-крат-
ному росту скорости коррозии в паровой фазе СО2. При конденсации влаги рост скорости корро-
зии несколько ниже (5-10 раз), поскольку при УКК она изначально выше 0,1 мм/год [23]. 

В исследовании [26] были получены данные о зависимости коррозионной стойкости сталей с 
различным содержанием хрома (9, 13 и 25 %) от парциального давления СО2 и температуры среды. 
Например, для стали 9 % Cr скорость коррозии стали увеличивается с ростом парциального дав-
ления СО2: 0,1-0,3 мм/год при 0,1 МПа СО2 в диапазоне температур 50-250 C; 0,5 мм/год (50 С) 
и 5 мм/год (150 С) при 0,3 МПа СО2. При этом для стали 13 % Cr критическими являются темпе-
ратуры 200 С (при 0,1 МПа СО2) и 150 С (при 0,3 МПа СО2), когда скорость коррозии начинает 
расти и превышает 0,1 мм/год. Единственно стойкой при всех вышеуказанных температурах и пар-
циальных давлениях СО2 была сталь 25 % Cr. 

В работе [14] отмечается, что нагнетаемые для внутрипластовой генерации СО2 и повышения 
нефтеотдачи химические композиции в процессе закачки в пласт контактируют с подземным сква-
жинным оборудованием, что повышает риск коррозионного разрушения металлов, для защиты ко-
торого следует использовать средства противокоррозионной защиты.  

В таких агрессивных условиях УКК для защиты стального оборудования и трубопроводов 
могут быть использованы высоколегированные стали, которые, однако, в некоторых особо агрес-
сивных условиях также требуют применения средств противокоррозионной защиты [15]. Нестой-
кие к УКК углеродистые и низколегированные стали, а также некоторые легированные, могут 
быть защищены ингибиторами или покрытием. 

Испытания показали [32], что скорость углеродистой стали при 50 С и давлении СО2  2-8,5 МПа 
составляет 1,87-3,0 мм/год. В присутствии ингибитора коррозии, который хемосорбируется на 
стали, она снижается до 0,061-0,137 мм/год. В статье [18] сообщается об эффективности защиты 
ингибитора коррозии в условиях интенсификации добычи нефти при 60 °C и давлении CO2 
до 8 MПa. 

Покрытия, которые должны быть непористыми, также могут найти применение в защите объ-
ектов от УКК. В исследовании [21] приводится опыт успешного использования металлического 
покрытия для защиты в условиях СКС СО2. Другой тип металлического покрытия на основе Ni-W 
(с добавками наночастиц Y2O3 и ZrO2), которое имеет низкую энергию адсорбции СО2 на своей 
поверхности, остается плотным, стойким и без питтинга после эксплуатации в условиях УКК [28]. 
В работе [17] обсуждается возможность использования конверсионных покрытий сложного со-
става для защиты трубопроводов, транспортирующих СО2, в том числе и в условиях подкисления 
водной фазы. 

Заключение. Извлекаемый на нефтегазовых месторождениях вместе с флюидами CO2 оказы-
вает коррозионное воздействие на стальное оборудование и трубопроводы с образованием локаль-
ных повреждений. Используемые на объектах добычи углеводородов углеродистые и низколеги-
рованные стали нестойки в условиях присутствия CO2 и влаги. Скорость коррозии таких сталей 
может достигать высоких значений. Проведенные испытания в углекислотных средах углероди-
стых (Ст20 и Х65) и низколегированных сталей (0,05-0,2 % Cr) показали, что они подвергаются 
коррозионному разрушению с образованием глубоких дефектов (питтингов и др.) в условиях 
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конденсации воды (TOL-коррозия), которые могут быть наиболее опасными на объектах добычи 
и хранения газа. Скорость локальной коррозии таких сталей высокая и достигает 1 мм/год. Срав-
нительный анализ в идентичных испытаниях поверхности высоколегированной стали 12Х18Н10Т 
(18 % Cr) показал, что ее стойкость в условиях УКК высока, на поверхности образца не возникло 
никаких коррозионных проявлений ни общего, ни локального характера. На некоторых нефтега-
зовых объектах CO2 широко используется для закачки в пласт в целях обеспечения технологиче-
ских задач (для интенсификации добычи, захоронения излишков, подземного хранения газа и др.). 
В таких условиях он также может представлять коррозионную опасность для оборудования и 
трубопроводов по причине повышенной минерализации водной фазы, высоких давлений и темпе-
ратур среды и присутствия примесных газов. В этих средах нестойкими оказываются даже корро-
зионно-стойкие стали (с содержанием хрома 13 %). Для обеспечения защиты нефтегазовых инфра-
структурных объектов требуются более коррозионно-стойкие стали или использование других 
средств защиты от коррозии (ингибиторов коррозии или др.). Требуется проведение эксперимен-
тальных исследований коррозии в условиях СКС CO2. 
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