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Corrosion behavior of high-chromium tubing steels 
 

В роботі виконаний порівняльний аналіз якості насосно-компресорних труб, виготовлених зі сталей, які міс-
тять хром, типу 20Х13 мартенситного класу (група міцності L80 13Cr) різних виробників і дуплексної аусте-
ніто-феритної сталі типу 02Х25Н7М4 (SAF 2507) на відповідність вимогам стандартів API Spec 5CT, API 
Spec 5CRA. На підставі наявних даних, результатів проведених металографічних та електрохімічних коро-
зійних досліджень у модельних розчинах та економічній доцільності, рекомендовано матеріал для роботи в 
умовах конкретного газоконденсатного родовища.  
Ключові слова: насосно-компресорні труби, якість, корозія, потенціодинамічні криві. 
 
The comparative analysis of the quality of the tubing made of chromium-containing steels such as 20Х13 type (AISI 
420, grade L80 13Cr) from different manufacturers and duplex austenite-ferrite steel 02Х25Н7М4 type (SAF 2507) for 
compliance with API Spec 5CT, API Spec 5CRA standards was made. The specific material is recommended for use in 
a specific gas and condensate field based on the results of metallographic analysis and electrochemical corrosion stud-
ies in model solutions and the economic feasibility. 
Keywords: tubing, quality, corrosion, potentiodynamic curves. 

 
Вступ 
Внутрішня і зовнішня поверхні обсадних і насо-

сно-компресорних труб можуть зазнавати корозій-
ного руйнування, викликаного впливом корозійно-
агресивних пластових вод і середовищ, в яких ви-
добувають газ та нафту. Найбільш характерними 
руйнуваннями поверхні є пітингова корозія, коро-
зійне розтріскування під напругою та сульфідне 
розтріскування під напругою, а також інші види ло-
кального корозійного руйнування – ерозійне зно-
шування, точкова та виразкова корозія [1-3]. Коро-
зійна дія на поверхню труб посилюється високою 
швидкістю течії середовищ, що видобувають, осо-
бливо при газліфтному способі видобутку а також 
абразивним впливом часток [4, 5]. На розвиток 
процесів корозії також впливає різниця в мікро-
структурі металу, стану поверхні, морфології та 
адгезії осадів, що утворилися (продукти корозії 
можуть як щільно прилягати до поверхні металу, 
так і відшаровуватися від неї, що призводить до 
утворення гальванічних пар) [6, 7]. Труби можуть 
піддаватися корозії за рахунок дії блукаючих стру-
мів, сульфатвідновлювальних бактерій, а також 
піддаватися контактній корозії, що виникає в ре-
зультаті з'єднання різнорідних металів [8]. 

Стійкість насосно-компресорних труб (НКТ) в 
свердловині, значною мірою визначає економічну 
ефективність розробки нафтогазових родовищ. 
Втрата герметичності колони, її руйнування або 
передчасний вихід із ладу призводить до зниження 
обсягів видобутку та збільшення експлуатаційних 
витрат. У більшості випадків, при експлуатації НКТ 
у корозійно-активному середовищі, при парціаль-

ному тиску CO2 більше 210
5 
Па традиційно засто-

совують вуглецеві та низьколеговані сталі, які де-
монструють високі швидкості корозії. Для підви-
щення економічної ефективності видобутку вугле-
воднів використовують труби з корозійностійких 
сталей різного хімічного та фазового складу.  

 
Аналіз літературних даних та постановка 

проблеми 

В даний час у якості корозійностійких сталей 
для виготовлення обсадних, насосно-
компресорних труб, а також заготовок муфт у наф-
товій та газовій промисловості застосовують сталі 
мартенситного [9, 10], мартенсито-феритного, аус-
теніто-феритного, аустенітного класів і сплави аус-
тенітного класу на основі нікелю [11-13]. Мартен-
ситні корозійностійкі сталі призначені для експлуа-
тації в корозійно-активному середовищі, при парці-

альному тиску CO2 більше  ніж 210
5 
Па і відсутнос-

ті H2S. У подібних умовах низьколеговані та вугле-
цеві сталі, що не містять хром, піддаються локаль-
ним видам корозії [12]. Зниження витрат при за-
стосуванні труб з корозійностійкої сталі забезпечу-
ється в довгостроковому періоді за рахунок зни-
ження витрат на заміну труб і розчин інгібітору ко-
розії.  

Підвищення температури, збільшення парціа-
льного тиску CO2 і H2S, обводнення свердловин, 
ерозійний вплив породи, що виноситься середо-
вищем, істотно ускладнюють умови експлуатації 
[14]. Це стимулює виробників та споживачів проду-
кції використовувати додаткові рішення, призначе-
ні для конкретних умов експлуатації, що розширю-
ють вимоги стандартів. В даний час практично ко-
жен великий виробник нарізних труб нафтового 
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сортаменту пропонує продукцію, що розширює ви-
моги стандарту API Spec 5CT за окремими пока-
заннями (наприклад, призначення труб, їх групу 
міцності, температуру експлуатації, рівень pH, до-
пустимий парціальний тиск CO2 і H2S, припусти-
мість експлуатації в середовищі, яке містить еле-
ментарну сірку та хлориди, холодостійкість, стій-
кість до зминання тощо), навіть без урахування 
різьбового з'єднання. Наприклад, існують труби з 
1%Cr для заводнення пластів [15-17], з 3% Cr [18] 
для малодебітних свердловин з температурою 

флюїдів менше 90С, труби зі сталі з мартенсит-
ною та ферито-мартенситною структурою для екс-

плуатації при максимальній температурі 150С та 

180…220С відповідно [19, 20].  
Мета і завдання досліджень 

Метою роботи є порівняльний аналіз якості на-
сосно-компресорних труб, виготовлених зі сталей, 
які містять хром, типу 20Х13 мартенситного класу 
(група міцності L80 13Cr) різних виробників і дуп-
лексної аустеніто-феритної сталі типу 02Х25Н7М4 
(25-7-4 API Spec 5CRA) [9, 10]. 

Матеріал та методика досліджень 
У якості матеріалу дослідження використовува-

ли патрубки НКТ типорозміром 73,025,51 мм гру-
пи міцності L80 13Cr двох різних виробників (від-

повідно, №1  PSL 2, №2 – PSL 1), а також патру-

бок НКТ №3 типорозміром 88,9 7,34 мм з дуплек-
сної нержавіючої сталі типу Sandvik SAF 2507. Хі-
мічний склад сталей, що досліджували, наведений 
в таблицях 1 і 2. 

Таблиця 1 – Хімічний склад сталі зразків №1 та №2  

Номер зраз-
ка 

Масова частка елементів, % 

C Si Mn P S Cr Mo Ni Al Cu Ti V 

1 0,19 0,27 0,66 0,018 след. 13,6 0,062 0,41 0,014 0,06 0,019 0,032 

2 0,18 0,53 0,53 0,013 0,001 13,0 0,020 0,17 0,013 0,13 0,032 0,007 

Вимоги стандарту API Spec 5CT, для групи міцності 

L80 9Cr 
max 
0,15 

max 
1,0 

0,30-
0,60 

max 
0,020 

max 
0,010 

8,0-
10,0 

0,90-
1,10 

max 
0,50 

 
max 
0,25 

  

L80 13Cr 
0,15-
0,22 

max 
1,0 

0,25-
1,0 

max 
0,020 

max 
0,010 

12,0-
14,0 

 
max 
0,50 

 
max 
0,25 

  

 
Таблиця 2 – Хімічний склад сталі зразка №3 

Номер зразка Масова частка елементів, % 

C Si Mn P S Cr Mo Ni Al Cu Ti V 

3 0,02 0,30 0,37 0,017 0,001 26,2 4,0 5,0  0,12 ≤0,005 0,073 

Технічні вимоги з каталогу виробника 

X2CrNiMoN 
25-7-4 * 

max 
0,03 

max 
0,8 

max 
1,2 

max 
0,025 

max 
0,015 

max 
25,0 

max 
4,0 

max 
7,0 

    

Примітка: вміст азоту не більше 0,3%. 

 
Механічні властивості зразків труб №1 та №2 наведені в таблицях 3, 4, зразка труби №3 – в таблицях 

5, 6. 

Таблиця 3  Значення роботи удару (KV, 0°С) поздовжніх зразків №1, №2 

Номер зразка KV1, Дж KV2, Дж KV3, Дж KVср, Дж 

1 23,5 23,5 23,5 23,5 

2 21,6 17,6 21,6 20,3 

Вимоги API Spec 5CT для групи міцності L80 13Cr: 

min 27 – для повно розмірного зразка (101055 мм); 

min 6,75 – для нестандартного зразка (102,555 мм) 

 
Таблиця 4 – Значення твердості зразків №1, №2 

Номер зразка Твердість за Роквеллом, HRC (по квадрантам) 

I II III IV 

1 
19,6-21,1-21,7 
ср.20,8 

19,3-21,9-21,7 
ср.20,9 

21,6-22,0-21,8 
ср.21,8 

19,9-20,3-20,2 
ср.20,1 

2 
23,0-23,0-22,8 
ср.22,9 

21,9-24,1-22,8 
ср.22,9 

24,5-25,0-24,8 
ср.24,8 

24,0-24,9-23,6 
ср.24,2 

Вимоги API Spec 5CT для групи міцності L80 13Cr – не більше 23 HRC 
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Таблиця 5  Значення роботи удару (KV, 0°С) поздовжнього зразка№3 

Номер зразка KV1, Дж KV2, Дж KV3, Дж KVср, Дж 

3 127,2 138,6 129,0 131,6 

 
Таблиця 6 – Значення твердості зразка №3 

Номер зразка Твердість за Роквеллом, HRC (по квадрантам) 

I II III IV 

3 
19,6-21,1-21,7 
ср.20,8 

19,3-21,9-21,7 
ср.20,9 

21,6-22,0-21,8 
ср.21,8 

19,9-20,3-20,2 
ср.20,1 

Технічні вимоги з каталогу виробника – не більш 32 HRC 

 
Для оцінки корозійної стійкості використовували 

такі види випробувань: візуальний огляд та фотог-
рафування внутрішньої та зовнішньої поверхні 
труб, кліматичні корозійні випробування, визна-
чення корозійної стійкості до міжкристалітної коро-
зії електрохімічним методом, потенціодинамічні 
дослідження, методи оптичної металографії. 

Кліматичні випробування підготовлених зразків 
труб проводили згідно з вимогами 
ДСТУ ISO 9227:2015 в камері соляного туману 
WEISS SC 450. Тривалість випробувань склала 
120 годин. В якості середовища використовували 
розпилений 5% розчин NaCl (температура середо-
вища – 35°С, температура води зволожувача –
49°С, тиск розпилення – 1,2 бар). Оцінку стійкості 
сталі проти міжкристалітної корозії проводили за 
значенням виміряного потенціалу з використанням 
потенціостатичного пристрою ПІ-2МК-10А за вимо-
гами ГОСТ 9.914-91. Для проведення випробуван-
ня використовували розчин п.4.3.8 ГОСТ 9.914-91 
з температурою 23°С. Електрохімічні потенціоди-
намічні дослідження проводили за вимогами 
ГОСТ 9.912-89 з використанням потенціостатично-
го пристрою ПІ-2МК-10А з прямим та зворотним 
ходом кривих при швидкості розгорнення потенці-
алу 1 мВ/сек. Як модельне середовище викорис-
товували 3% водний розчин NaCl з температурою 

25С. Випробування проводили за умов природної 
аерації без перемішування.  

Для проведення металографічних досліджень 
зразки труби розрізали на сегменти, монтували в 
акриловій смолі холодного твердіння та піддавали 
стандартній методиці підготовки металографічних 
шліфів. Для мокрого шліфування використовували 

шліфувальний папір зернистістю FEPA P240, 
P400, P800, P1000. Сухе полірування здійснювали 
на фільтрувальному папері з використанням алма-
зних паст АСМ НОМ 7/5, 3/2 та 2/1. Залишки пасти 
видаляли промиванням у бензині та етиловому 
спирті. Електролітичне полірування здійснювали в 
стандартному хромово-оцтовому електроліті при 
напрузі 22 В. В якості катода використовували 
плоску пластину з аустенітної сталі 12Х18Н10Т. 
Для травлення за рекомендаціями ASM [21] вико-
ристовували 20% водний розчин NaOH. Травлення 
виконували при напрузі 3В, зразок служив анодом, 
аустенітна сталь типу 12Х18Н10Т – катодом. Час 
травлення зразків №1 та №2 становив близько де-
сяти хвилин, зразка №3 – 5-10 секунд.  

Результати дослідження  

Стан поверхні труб істотно впливає на ініцію-
вання та протікання процесів корозії. Відповідно до 
п. 7.12 API Spec 5CT [9] та п. 7.10 API Spec 5CRA / 
ISO 13680 [10], після остаточної термічної обробки 
на внутрішній поверхні корозійностійких труб не 
повинно бути окалини. Патрубок труби №1 мав на 
зовнішній поверхні шар лакофарбового покриття 
чорного кольору, внутрішня частина труби була 
покрита окалиною і мала на поверхні сліди прокат-
ного інструменту. Патрубок труби №2 мав на зов-
нішній та внутрішній поверхні шар окалини (рис. 1). 
Поверхня зразка патрубка труби №3 мала гладку 
поверхню без окалини. Результати прискорених 
кліматичних випробувань зразків досліджених НКТ 
у камері соляного туману представлені у таблиці 7 
та на рисунках 2-3. 

 

 

Таблиця 7  Результати кліматичних випробувань зразків НКТ  

Номер 
зразка 

Товщина покриття на зов-
нішній поверхні труби, 
мкм 

Адгезія, бал 
Ступінь ураження поверхні корозією, 
% 

до випробу-
вань 

після випробу-
вань 

24 часа 48 часов 120 часов 

зовн. внутр. зовн. внутр. зовн. внутр. 

1 57,6-98,5 1 1 0-3 3-5 3-5 20-25 5-7 20-40 

2 
   

10-
15 

0 
25-
30 

0-3 
25-
30 

3-5 
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а) зовнішня поверхня 

 
б) внутрішня поверхня 

 
в) зовнішня поверхня, 6,3 

 
г) внутрішня поверхня, 6,3 

 
Рис. 1 – Поверхня труби №2 
 
Результати кліматичних випробувань зразків 

насосно-компресорних труб показують, що ступінь 
ураження корозією внутрішньої поверхні зразка 
№1 після 120 годин випробувань становить 20-
40%, тоді як на внутрішній поверхні зразка №2 

спостерігається лише 3-5% уражень корозією. Це 
пов'язано з наявністю оксидів на внутрішній пове-
рхні зразка №2, які, ймовірно, блокують корозійні 
процеси в початковий момент випробувань. 

 
а) зовнішня поверхня труб 

 
б) внутрішня поверхня труб 

Рис. 2  Зразки труби №1 після 120 годин випробувань в камері сольового туману 
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а) зовнішня поверхня труб 

 
б) внутрішня поверхня труб 

Рис. 3  Зразки труби №2 після 120 годин випробувань в камері сольового туману 
 
В результаті випробувань на міжкристалітну ко-

розію встановлено, що потенціал корозії зразка 
№1 становить мінус 0,13 В, потенціал корозії зраз-
ка №2 становить мінус 0,19 В, а потенціал корозії 
зразка №3 (Sandvik SAF 2507) становить плюс 0,15 
В. Відповідно до ГОСТ 9.914-91 на зразках сталі, 
нестійкої до міжкристалітної корозії, встановлюєть-
ся потенціал мінус 0,2 В і більш негативний, а на 
зразках сталі, стійкої до міжкристалітної корозії − 
від плюс 0,3 В до плюс 0,6 В. Відповідно, сталь 
зразка №2 є менш стійкою до міжкристалітної ко-
розії, ніж сталь зразка №1, а зразок №3 (Sandvik 
SAF 2507) є стійкішим до міжкристалітної корозії, 
ніж інші зразки.  

Результати електрохімічних потенціодинаміч-
них досліджень наведено на рис. 4. 

Порівняльні випробування показують, що най-
більш стійким до пітингової корозії є зразок №3 
(Sandvik SAF 2507). У цього виду труби спостеріга-
ється найбільший базис пітингової стійкості 1,37 В, 
що говорить про високий опір її до пітингової коро-
зії. На зразках №1 і №2 сталі 20Х13 встановлено 
базис пітингової стійкості 0,57 В та 0,39 В, відпові-
дно. Також для зразка №3 густина струму в 4 рази 
менше, ніж для зразка №1 і в 3 рази менше, ніж 
для зразка №2.  

 
Рис. 4  Потенціодинамічні криві з прямим та зворотнім ходом (позначення в тексті) 
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Було проведено додаткове дослідження стану поверхні зразків після випробувань. Фотографії на рис. 

5 підтверджують одержані результати. 
 

  
а) №1 б) №2 

Рис. 5 – Зовнішній вигляд поверхні зразків після електрохімічних випробувань на стійкість до пітингів, 

16 
 
Металографічний контроль мікроструктури труб 

групи міцності L80 13Cr не передбачений вимога-
ми стандарту API Spec 5CT (зразки №1 та №2), 

однак був проведений для отримання додаткової 
інформації про якість та вид проведеної термічної 
обробки (рис. 6-9). 

 
Рис. 6 – Мікроструктура зразка №1, 125  
 

 
Рис. 7 – Мікроструктура зразка №1, 500 
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Рис. 8 – Мікроструктура зразка №2, 125 
 

 
Рис. 9 – Мікроструктура зразка №2, 500 
 
Мікроструктура зразка №1 представлена  про-

дуктами високого відпуску – дрібнодисперсними 
сфероїдизованими карбідами у феритній матриці. 
Мікроструктура зразка №2 представлена відпуще-
ним мартенситом, карбіди не відображені при ви-
користаних збільшеннях. Мікроструктура зразка 
№1 більш дрібнодисперсна порівняно із зразком 

№2 (див. рис. 7 та рис. 9). Це свідчить про непов-
не завершення процесів відпуску у матеріалі зраз-
ка №2 (недостатня температура чи тривалість від-
пуску). 

Мікроструктури двофазної аустенітно-феритної 
сталі типу SAF 2507 (зразок №3) наведено на рис. 
10-11. 

 
Рис. 10 – Мікроструктура зразка №3, 125 
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Рис. 11 – Мікроструктура зразка №3, 500 

 
Висновки 

Проведено порівняльний аналіз якості насосно-
компресорних труб, виготовлених зі сталей, які мі-
стять хром, типу 20Х13 мартенситного класу (група 
міцності L80 13Cr) і дуплексної аустеніто-феритної 
сталі типу 02Х25Н7М4 (SAF 25 Spec 5CRA). Ви-
значено: 

1. Найбільш корозійностійкою є дуплексна аус-
теніто-феритна сталь типу 02Х25Н7М4. Дана 
сталь є чудовим матеріалом для експлуатації в 
середовищах, що містять хлориди та при підвище-
них температурах (до 250…300 °С), у тому числі в 
складнонапруженому стані. Але виготовлення на-
різних труб з цієї сталі пов'язане з низкою техноло-
гічних складнощів, це, безсумнівно, викликає збі-
льшення їх вартості. Тому, використання даного 
матеріалу для виготовлення обсадних та насосно-
компресорних труб економічно не доцільно поряд з 

можливими технічними труднощами в експлуата-
ції, наприклад, такими як нарізка різьблення. 

2. Результати мікроструктурних досліджень сві-
дчать про порушення технологічного процесу про-
катки чи термічної обробки у процесі виробництва 
труби зразок №2. Цей чинник впливає на зниження 
стійкості цієї сталі до появи пітингів. Встановлено 
знижений базис пітингової стійкості 0,39 В, в порів-
нянні із зразком №1 0,57 В. 

3. Кліматичні випробування зразків труб пока-
зують, що ступінь ураження корозією внутрішньої 
поверхні зразка №1 після 120 годин випробувань 
становить 20-40 %, тоді як на внутрішній поверхні 
зразка №2 спостерігається лише 3-5% уражень ко-
розією. Це пов'язано з наявністю високотемпера-
турних оксидів (окалина) на внутрішній поверхні 
зразка №2, які, ймовірно, блокують корозійні про-
цеси в початковий момент випробувань. 
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