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海上某油田 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 油管腐蚀主控因素
研究和防护方法评价
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[摘　 要] 　 根据我国海上某油田 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 油管服役环境ꎬ利用失重法研究二氧化碳分压、腐蚀介质流速和腐蚀介

质气液比例对油管材料腐蚀速率的影响ꎮ 试验发现ꎬ随着二氧化碳分压增大ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 腐蚀速率先增大后减小ꎬ在
二氧化碳分压为 ３.０ ＭＰａ 时达到最大腐蚀速率ꎮ 对最高腐蚀速率试样表面的 ＳＥＭ 观察和 ＸＲＤ 分析表明ꎬ试样表

面形成的腐蚀产物膜主要由碳酸亚铁组成ꎬ膜层致密性差和疏松多孔是导致高腐蚀速率的主要原因ꎮ 在低流速腐

蚀介质中ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 腐蚀速率较小ꎬ高流速下ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 腐蚀速率快速增加ꎮ 气液两相流流经试样表面使得材料腐

蚀加剧ꎬ随着腐蚀介质中含气量的增加试样腐蚀速率先增大ꎬ在气液比增加到 ０.２２７ 之后略有下降ꎮ 通过电化学

测试评价了油田常用的混合型缓蚀剂ꎬ随着添加缓蚀剂浓度的增加ꎬ缓蚀效率略有增大ꎬ缓蚀剂主要通过在金属溶

液界面吸附成膜ꎬ增大腐蚀反应的极化电阻从而抑制腐蚀发生ꎮ
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３０　　　
０　 前　 言

在石油开采过程中ꎬ腐蚀是油田生产过程中最严

重最普遍的问题之一ꎬ当设备发生严重腐蚀后ꎬ往往会

导致设备结构失效从而引发各种事故ꎬ造成巨大的经

济损失[１ꎬ ２]ꎮ 油管服役的环境往往比较苛刻ꎬ影响腐蚀

的主要因素包括:(１) 随着钻井深度的增加ꎬ油管会面

临高温高压环境ꎻ(２)地底环境复杂ꎬ往往含有 Ｈ２ Ｓ、
ＣＯ２、高矿化度地层水等腐蚀性介质ꎻ(３)生产后期ꎬ随
着地层储量降低ꎬ油气产量下降ꎬ采用注水增产造成原

油含水率升高ꎬ以及酸化压裂造成的苛刻腐蚀环境ꎮ
在严苛的服役环境中ꎬ油管容易发生腐蚀甚至穿孔ꎬ严
重影响油气井正常生产作业ꎬ威胁我国油气能源安全ꎬ
造成难以估量的经济损失ꎮ

某油田自 ２００８ 年 ４ 月投产ꎬ共 ７ 个层位在生产ꎬ总
井数 ２４ 口ꎬ动用地质储量 ２ ３８３. ４８ 万 ｍ３ꎬ累计产量

１ ０８９.５万 ｍ３ꎬ日产油量 ９３７ ｍ３ꎬ综合含水 ９７.８％ꎮ 自

２０１２ 年以来ꎬ该油田几乎每年都有油管发生腐蚀穿孔ꎬ
腐蚀穿孔是导致停产修井的重要原因ꎮ 自投产以来共

修井 ３４ 次ꎬ因油管腐蚀穿孔导致的达 １７ 次ꎬ占比

５０％ꎮ 油管腐蚀穿孔严重限制了油田开发过程ꎬ影响油

田的生产ꎬ造成重大经济损失ꎮ 该油田油管服役温度

７７~９０ ℃ꎬ地层压力为 １０ ＭＰａꎻＣＯ２的含量在 ０.２ ~ ４.０
ＭＰａ 之间ꎻＨ２ Ｓ 含量较低ꎬ井口测得最高浓度为 ２０
ｍｇ / Ｌꎻ综合含水率达到 ９５％以上ꎮ 原采用 Ｎ８０ 材质油

管ꎬ２０１３ 年后全部替换为 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 材质ꎮ
油田中油井管柱的腐蚀受到采油工艺和工况的影

响ꎬ如 ＣＯ２、Ｈ２Ｓ 等酸性气体的分压、温度、腐蚀介质的

ｐＨ 值、离子种类和含量、介质的流速、流型[３] 等均对管

柱腐蚀产生重要影响ꎮ 油管材料在该腐蚀环境中以

ＣＯ２腐蚀为主[４]ꎬＣＯ２溶于生产水形成 Ｈ２ＣＯ３ꎬ进一步电

离生成 Ｈ＋、ＨＣＯ３
－以及 ＣＯ３

２－等离子ꎬ在阴极促进氢去

极化腐蚀反应ꎮ 对于 ＣＯ２腐蚀的阳极反应过程ꎬ科学

界仍有不同观点ꎬＤｅｓｉｍｏｎｅ 等[５] 认为阳极反应主要是

Ｆｅ 失去电子与 ＨＣＯ３
－反应生成 ＦｅＣＯ３和 Ｈ＋ꎻ孙冲等[６]

认 为 阳 极 反 应 首 先 是 Ｆｅ 与 ＨＣＯ３
－ 反 应 生 成

Ｆｅ(ＨＣＯ３) ２ꎬ进一步水解生成的 ＦｅＣＯ３ꎻ陈长风等[７] 认

为 Ｆｅ 与 Ｈ２Ｏ 反应失去电子生成 Ｆｅ(ＯＨ) ２ꎬ之后再与

ＨＣＯ３
－反应生成 ＦｅＣＯ３ꎮ 此外ꎬ油管表面致密的腐蚀产

物膜能够阻止腐蚀性离子的转移ꎬ抑制腐蚀反应的发

生ꎬ对基体形成较好的保护效果[８]ꎮ 油气开发过程中

ＣＯ２的分压直接影响油管材料的腐蚀速率[３]ꎮ 但对于

ＣＯ２分压对管材腐蚀速率的影响规律仍存在争议ꎬ有学

者认为钢材的腐蚀速率与 ＣＯ２分压呈正比[９]ꎻ也有研

究认为 ＣＯ２对钢材的腐蚀速率存在最大值ꎬ当 ＣＯ２分压

超过最大影响值后ꎬ腐蚀速率下降[１０－１２]ꎮ 油气田腐蚀

介质的流速和流态也影响管柱材料的腐蚀ꎬ一般认为

低流速时ꎬ管柱材料表面能够形成均匀的腐蚀产物膜ꎻ
随着流速的增加ꎬ会导致腐蚀产物膜分布不均匀ꎬ导致

局部腐蚀的发生[３]ꎮ 而 ＣＯ２等伴生气与腐蚀溶液的气

液比也会对管柱材料的腐蚀产生影响ꎬ然而气液二相

流对管柱材料腐蚀的影响规律尚不清晰ꎬ有待进一步

研究ꎮ
本工作以某海上油田开采过程中油管材料的腐蚀

环境为基础ꎬ在实验室模拟油田环境ꎬ研究 ＣＯ２分压、
腐蚀介质的流速、含气量和气液两相流对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 油

管材料的腐蚀行为影响ꎬ同时根据现场缓蚀剂的加注

方法和浓度ꎬ采取电化学方法对缓蚀剂的缓蚀效率和

缓蚀机理进行研究ꎬ进而指导油田现场油管材料选型

和缓蚀剂的使用ꎮ

１　 实验方法

１.１　 实验材料和溶液

(１)试样材料　 将油田现场取回的 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 油管

加工为腐蚀试样ꎬ通过 ＩＣＰ ￣ＯＥＳ(７３０ꎬ安捷伦ꎬ美国)和
碳硫分析仪(ＣＳ８４４ꎬ力可ꎬ美国)测试钢材化学成分ꎬ结
果如表 １ 所示ꎬ可见现场使用的 Ｌ８０￣３Ｃｒ 油管材料符合

ＡＰＩ 标准[１３]ꎮ 将 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢加工成 ４０ ｍｍ×１３ ｍｍ×２
ｍｍ 用于腐蚀挂片实验ꎬ依次使用 ８０ꎬ２８０ꎬ５００ꎬ１ ０００号
ＳｉＣ 砂纸对试样进行表面处理ꎮ 将钢材加工成直径 １２
ｍｍ、厚度 ３ ｍｍ 的试样用于电化学测试ꎬ依次使用 ８０ꎬ
２８０ꎬ５００ꎬ１ ０００ꎬ２ ０００ 号 ＳｉＣ 砂纸对试样表面逐级打

磨ꎮ 表面处理后的试样用去离子水清洗、用丙酮脱脂、
乙醇清洗后冷风吹干备用ꎮ 失重试样用分析天平(精
度 ０.１ ｍｇ)测定其质量ꎮ

表 １　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 试样的化学元素含量

Ｔａｂｌｅ １　 Ｃｈｅｍｉｃａｌ ｅｌｅｍｅｎｔ ｃｏｎｔｅｎｔ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｓａｍｐｌｅ

元素 Ｓｉ Ｍｎ Ｐ Ｓ Ｃｒ Ｎｉ Ｍｏ Ｃ Ｆｅ

ｗ /％ ０.３１０ ０.６１０ ０.０５０ ０.００２ ２.５７０ ０.０６０ ０.８９０ ０.１８０ 余量

(２)腐蚀介质　 利用油田现场生产水作为腐蚀介

质ꎬ通过 ｐＨ 计(Ｂａｎｔｅ９００ꎬ般特ꎬ上海)测试生产水 ｐＨ
值为 ６.３４ꎬ利用离子色谱法和原子吸收谱参考 ＧＢ / Ｔ
１１９０４ꎬ１１０９５ꎬ１１０１１ꎬ１５５０６ 测试生产水中离子成分ꎬ如
表 ２ 所示ꎮ 在实验前通入氮气 ４ ｈ 以除去溶液中含有

的氧气ꎮ



３１　　　
表 ２　 油井腐蚀介质的主要成分

Ｔａｂｌｅ ２　 Ｍａｉｎ ｃｏｍｐｏｎｅｎｔｓ ｏｆ ｏｉｌ ｗｅｌｌ ｃｏｒｒｏｓｉｖｅ ｍｅｄｉａ

主要离子 Ｃｌ－ Ｎａ＋ Ｋ＋ Ｃａ２＋ Ｍｇ２＋

浓度 / (ｍｇ􀅰Ｌ－１) １２ ２２２.６ ５ ３０６.２４ ２０９.１６ ４７２.８８ １９３.８１

１.２　 腐蚀实验方法

１.２.１　 高温高压腐蚀挂片实验

利用高温高压釜(ＳＲＦ ￣ ５０１ꎬ科茂ꎬ大连)模拟油管

材料在油井下的高温高压腐蚀环境ꎬ将腐蚀试样用绝

缘材料(聚四氟乙烯)固定在釜内搅拌轴上ꎬ向釜内添

加 １ Ｌ 腐蚀介质ꎬ使用釜盖密封ꎮ 设置测试温度 ９０ ℃ꎬ
Ｈ２Ｓ 浓度为 ２０ ｍｇ / Ｌꎬ分别控制 ＣＯ２ 分压为 ０. ２ꎬ０. ５ꎬ
１.０ꎬ１.５ꎬ２.０ꎬ２.５ꎬ３.０ꎬ３.５ꎬ４.０ ＭＰａꎬ Ｎ２控制总压达到５.０
ＭＰａꎬ腐蚀介质流速为 ２. ０ ｍ / ｓꎬ浸泡时间 ４８ ｈꎬ研究

Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在不同 ＣＯ２分压下的腐蚀行为ꎮ
设置反应温度 ９０ ℃ꎬＨ２Ｓ 浓度为 ２０ ｍｇ / ＬꎬＣＯ２分

压 ３.０ ＭＰａꎬ总压为 ５.０ ＭＰａꎬ浸泡时间 ４８ ｈꎬ研究 Ｌ８０ ￣
３Ｃｒ 钢在不同的腐蚀介质流速(０ꎬ１.０ꎬ１.５ꎬ２.０ꎬ２.５ꎬ３.０
ｍ / ｓ)中的腐蚀行为ꎮ

高温高压腐蚀实验结束后ꎬ取出腐蚀试样ꎬ依据

ＧＢ / Ｔ １６５４５－２０１５“金属和合金的腐蚀 腐蚀试样上腐

蚀产物的清除”清除表面的腐蚀产物膜[１４]ꎮ 使用去离

子水和乙醇清洗样品表面ꎬ冷风吹干后记录样品质量ꎮ
按照式(１)计算腐蚀速率(ＣＲꎬｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｒａｔｅ):

ＣＲ ＝ Δｗ × ８７ ６００
Ｓｔρ

(１)

式中ꎬΔｗ 为腐蚀实验前后试样质量差ꎬｇꎻＳ 为试样表面

积ꎬｃｍ２ꎻｔ 为实验总时间ꎬｈꎻρ 为试样密度ꎬｇ / ｃｍ３ꎮ

图 １　 高温高压釜示意图
Ｆｉｇ. １　 Ｓｃｈｅｍａｔｉｃ ｄｉａｇｒａｍ ｏｆ ｈｉｇｈ ｔｅｍｐｅｒａｔｕｒｅ ａｎｄ ａｕｔｏｃｌａｖｅ

１.２.２　 气液两相流实验

为探究不同气液比的气液两相流对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢

ＣＯ２腐蚀的影响ꎬ设计如图 ２ 所示的实验装置ꎬ在室温

常压下进行腐蚀实验ꎮ 利用带有隔板烧杯作为反应容

器ꎬ加入 １ Ｌ 除氧后的油田生产水作为腐蚀介质ꎬ通过

ＣＯ２气泵向腐蚀介质中泵入 ＣＯ２气体ꎬ形成流动的气液

两相流ꎬ确保实验装置内腐蚀介质流速基本相同ꎮ 其

中 １、２ 号试样表面有 ＣＯ２气泡直接流过ꎬ模拟气液两相

流ꎬ３ 号试样旁放置隔板无 ＣＯ２气泡流经ꎮ 利用流量计

控制 ＣＯ２泵入流量ꎬ通过 ＣＯ２气泡在装置内流经速度计

算 ＣＯ２气体和腐蚀介质体积比ꎬ确定实验过程中气液

比例ꎮ 用分析天平记录试样实验前后的质量ꎬ采用式

(１)计算腐蚀速率ꎮ

图 ２　 气液多相流实验装置示意图
Ｆｉｇ. ２　 Ｓｃｈｅｍａｔｉｃ ｄｉａｇｒａｍ ｏｆ ｔｈｅ ｅｘｐｅｒｉｍｅｎｔａｌ ｓｅｔｕｐ ｆｏｒ

ｇａｓ ￣ ｌｉｑｕｉｄ ｍｕｌｔｉｐｈａｓｅ ｆｌｏｗ

１.３　 腐蚀产物分析方法

利用扫描电子显微镜(ＺＥＩＳＳＥ ＥＶＯ ＭＡ１５ꎬ卡尔蔡

司ꎬ德国)对腐蚀产物和失重实验后的 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 试样的

形貌进行微观观察ꎮ 利用 Ｘ 射线衍射仪(ＭＰＤꎬＰＲＯꎬ
荷兰)对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 腐蚀试样表面的腐蚀产物的晶体结

构和化合物成分进行分析ꎮ Ｘ 射线的波长为 ０.１５４ １
ｎｍꎬ扫描范围为 ５° ~９０°ꎬ扫描速率为 ０.０５ (°) / ｓꎬ电压

为 ４０ ｋＶꎬ电流为 ４０ ｍＡꎮ

１.４　 油田缓蚀剂缓蚀性能评价

通过高温高压电化学测试装置ꎬ研究该油田缓蚀

剂的缓蚀性能和缓蚀机理ꎮ 电化学测试采用三电极体

系ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 钢为工作电极(ＷＥ))ꎬＰｔ 电极为辅助电极

(ＣＥ))ꎬ饱和甘汞电极(ＳＣＥ)为参比电极(ＲＥ)ꎮ 测试

温度为 ９０ ℃ꎬＨ２Ｓ 浓度 ２０ ｍｇ / ＬꎬＣＯ２分压 ３.０ ＭＰａꎬ使用

Ｎ２控制总压为 ５.０ ＭＰａ 的油田生产水中进行实验ꎬ首先

对腐蚀试样进行开路电位测试ꎬ保证腐蚀测试体系稳定ꎮ
而后进行电化学阻抗谱(ＥＩＳ)测试ꎬ幅值为 １０ ｍＶꎬ频率

为 １.０×(１０－２ ~１０５) Ｈｚꎬ使用 ＺＳｉｍｐ Ｗｉｎ 软件拟合阻抗数

据ꎮ 根据式(２)计算该缓蚀剂的缓蚀效率 ηＲ
[１５]:

ηＲ(％)＝
Ｒｃｔ－Ｒｃｔ０

Ｒｃｔ
×１００ (２)

式中ꎬＲｃｔ０代表未添加缓蚀剂时试样的电荷转移电阻ꎬ
Ｒｃｔ代表添加缓蚀剂后试样的电荷转移电阻ꎮ
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动电位极化测试的扫描速率为 ０.５ ｍＶ / ｓꎬ从相对

开路电位－０.３ Ｖ 向正向扫描ꎬ当极化电位达到相对开

路电位＋１.５ Ｖ 时停止实验ꎮ 通过 Ｔａｆｅｌ 外推法对测得

的极化曲线进行拟合ꎬ利用自腐蚀电流密度( Ｊｃｏｒｒ)ꎬ再
根据式(３)计算缓蚀剂缓蚀效率 ηＪ

[１６]:

ηＪ(％)＝
Ｊ０
ｃｏｒｒ－Ｊｃｏｒｒ

Ｊ０
ｃｏｒｒ

×１００ (３)

式中ꎬ Ｊ０
ｃｏｒｒ 为无缓蚀剂时的电流密度ꎬＡ / ｃｍ２ꎻＪｃｏｒｒ为添

加缓蚀剂后的电流密度ꎬＡ / ｃｍ２ꎮ

２　 结果与分析

２.１　 ＣＯ２分压对 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 腐蚀的影响

模拟油管材料在油田现场腐蚀环境中ꎬ将 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ
钢放置在温度 ９０ ℃ꎬＨ２Ｓ ２０ ｍｇ / Ｌꎬ流速为 ２ ｍ / ｓꎬ总压

５.０ ＭＰａ 的生产水中 ４８ ｈꎬ研究 ＣＯ２分压与油管材料腐

蚀速率的关系ꎬ如图 ３ 所示ꎮ Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢在含有 ＣＯ２的

环境生产水腐蚀介质中腐蚀速率大于 ０.２５ ｍｍ / ａꎬ根据

ＮＡＣＥ ￣ＲＰ０７７５[１７]腐蚀速率分级属于严重腐蚀ꎮ Ｌ８０ ￣
３Ｃｒ 钢的腐蚀速率随着 ＣＯ２分压的增大而增加ꎬ当 ＣＯ２

分压达到 ３.０ ＭＰａ 后腐蚀速率随着分压的增加略有下

降ꎮ 当 ＣＯ２分压小于 ０.５ ＭＰａ 时ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 的腐蚀速率

急剧增加ꎬ这是由于在低 ＣＯ２分压范围内ꎬＣＯ２在溶液

中的溶解度服从亨利定律ꎬ随着 ＣＯ２分压增加腐蚀介

质中溶解的 ＣＯ２显著增多ꎬ导致腐蚀介质中 Ｈ２ＣＯ３浓度

增大ꎬＨ２ＣＯ３电离使溶液中 Ｈ＋浓度增加ꎬｐＨ 值下降ꎬ阴
极析氢反应动力学过程速度加快ꎬ从而使 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 的

腐蚀速率加快[１０ꎬ １８]ꎮ 当 ＣＯ２分压在 ０.５~１.５ ＭＰａ 区间

时ꎬ腐蚀速率上升的速度缓慢ꎻ在 １.５ ~ ３.０ ＭＰａ 之间

时ꎬ随着 ＣＯ２分压的持续增大ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 腐蚀速率又显

著增加ꎬ在 ＣＯ２分压为 ３.０ ＭＰａ 时ꎬ腐蚀速率达到最大

值 ２.２７３ ７ ｍｍ / ａꎮ 在该区间内 ＣＯ２的分压直接影响钢

材的腐蚀速率ꎬ是 ＣＯ２腐蚀强度的主要判据[３]ꎮ 随着

ＣＯ２分压进一步增加ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 的腐蚀速率又略有减

小ꎬ腐蚀反应受到抑制ꎬ这和许多研究[１０－１２] 结果相一

致ꎮ 出现这一现象一方面是因为随着 ＣＯ２ 分压的增

大ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 基体表面迅速生成致密、均匀、具有保护作

用的腐蚀产物膜[１９ꎬ ２０]ꎬ从而使 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 的腐蚀速率下

降ꎻ另一方面 ＣＯ２在水中的溶解达到平衡后ꎬＣＯ２分压

的增大不会改变溶液的 ｐＨ 值ꎬ故腐蚀产物膜溶解和形

成达到动态平衡ꎬ为基体提供了保护作用[２１]ꎮ
利用扫描电子显微镜(ＳＥＭ)观察 ＣＯ２分压为 ３.０

ＭＰａ 时高温高压腐蚀反应后 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢表面腐蚀产物

膜状态ꎬ通过 ＸＲＤ 分析腐蚀产物膜成分ꎬ结果如图 ４

图 ３　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 钢在不同 ＣＯ２分压下的腐蚀速率

Ｆｉｇ. ３　 Ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｒａｔｅ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｓｔｅｅｌ ｕｎｄｅｒ
ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ ＣＯ２ ｐａｒｔｉａｌ ｐｒｅｓｓｕｒｅｓ

所示ꎮ 从图 ４ａ 可以看出ꎬ腐蚀产物膜表面局部出现小孔

和裂缝ꎬ致密性较差ꎬ腐蚀介质可以通过局部缺陷到达基

体ꎬ导致基体的进一步腐蚀ꎬ因此 Ｌ８０￣３Ｃｒ 在这一条件下

形成的腐蚀产物膜对基体的保护作用很弱ꎬ腐蚀速率最

高ꎮ 由图 ４ｂ 通过对比编号为 ＰＤＦ＃２９ ￣ ０６９６ 的 ＦｅＣＯ３晶

体峰可知ꎬ腐蚀产物主要是由 ＦｅＣＯ３组成ꎬ除此之外ꎬ也
可以观察到 Ｆｅ２Ｏ３、ＦｅＳ 和 ＣａＣＯ３等晶体峰的存在ꎮ 这表

明在模拟的油井生产环境中ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 的腐蚀以 ＣＯ２电

化学腐蚀为主ꎬ少量的 Ｈ２Ｓ 也能参与到腐蚀过程中ꎮ

图 ４　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 腐蚀产物膜的 ＳＥＭ 形貌和 ＸＲＤ 谱
Ｆｉｇ. ４　 ＳＥＭ ｍｏｒｐｈｏｌｏｇｙ ａｎｄ Ｘ ￣ ｒａｙ ｄｉｆｆｒａｃｔｉｏｎ ｐａｔｔｅｒｎ ｏｆ

Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｐｒｏｄｕｃｔ ｆｉｌｍ



３３　　　
２.２　 腐蚀介质流动状态对 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 腐蚀的影响

２.２.１　 流速对 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 钢腐蚀速率的影响

图 ５ 是 Ｌ８０￣３Ｃｒ 钢在温度 ９０ ℃ꎬＨ２Ｓ ２０ ｍｇ / ＬꎬＣＯ２

分压 ３.０ ＭＰａꎬ总压 ５.０ ＭＰａ 油田生产水中浸泡 ４８ ｈ 后

腐蚀速率与腐蚀介质流速关系图ꎬ可见 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 试样

的腐蚀速率随着流速的增大而增大ꎮ 当腐蚀溶液的流

速低于 １.５ ｍ / ｓ 时ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 钢的腐蚀速率随着腐蚀介

质流速的增大缓慢上升ꎮ 这主要是由于腐蚀介质中试

样表面生成 ＦｅＣＯ３腐蚀产物膜ꎬ低流速流体对腐蚀产物

膜破坏较小ꎬ腐蚀产物膜相对均匀完整ꎬ因此腐蚀速率

变化不大ꎬ维持在较低水平ꎮ 也有学者认为低流速钢

材 ＣＯ２腐蚀对流速的变化不敏感ꎬＣＯ２腐蚀的极限电流

密度受水化学反应的控制ꎬ而水的化学反应主要受到

ＣＯ２分压和温度的影响ꎬ受流速的影响较小[２２]ꎮ 当腐

蚀介质的流速超过 １. ５ ｍ / ｓ 后ꎬ 随着流速的增大

Ｌ８０ ￣３Ｃｒ的腐蚀速率显著增大ꎮ 这主要是由于腐蚀介

质在高流速条件下ꎬ离子的电迁移能力增强ꎬ加速了腐

蚀介质中 Ｈ＋向试样表面的传递过程ꎬ促进了阴极电化

学反应的发生ꎻ此外ꎬ由于高流速下腐蚀介质中浓度梯

度产生的加速扩散效应ꎬ钢材阳极溶解产生的 Ｆｅ２＋ 会

迅速向腐蚀介质迁移ꎬ使阳极腐蚀速率加快同时也抑

制了具有保护性能的腐蚀产物膜的形成[２３ꎬ ２４]ꎮ 此外ꎬ
高流的腐蚀介质会对试样表面造成剪切应力ꎬ破坏

Ｌ８０￣３Ｃｒ钢表面已经产生的 ＦｅＣＯ３腐蚀产物膜的致密性

和完整性ꎬ导致高流速下钢材腐蚀速率加剧[２３ꎬ ２４]ꎬ同时

由于腐蚀产物的不均匀性甚至可能导致局部腐蚀发生ꎮ

图 ５　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 钢在不同介质流速的腐蚀速率
Ｆｉｇ. ５　 Ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｒａｔｅ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｓｔｅｅｌ ａｔ

ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ ｍｅｄｉｕｍ ｆｌｏｗ ｒａｔｅｓ

２.２.２　 ＣＯ２ / 生产水气液两相流对腐蚀速率的影响

在采油作业中ꎬ油管中通常不是单一的液相腐蚀

环境ꎬ油气开采过程中产生的大量酸性伴生气与油流

形成复杂的气液两相流甚至三相流ꎬ而这种复杂的气

液多相流对油管材料腐蚀产生巨大的影响ꎬ文献调研

发现通过腐蚀实验研究这一现象和腐蚀机理的研究很

少[２５ꎬ ２６]ꎮ 通过设计如图 ２ 所示的实验装置ꎬ控制 ＣＯ２

流量为 ０. ５ꎬ１. ０ꎬ１. ５ꎬ２. ０ Ｌ / ｍｉｎꎬ对应气液比分别为

０.０９５、０.１６１、０.２２７、０.２６７ꎬ模拟该油田生产过程中井口

气液比对应的腐蚀环境ꎮ 在室温环境下进行 ４８ ｈ 腐蚀

挂片实验ꎬ其中试样 １、２ 是模拟气液两相流直接流经

Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 钢表面ꎬ试样 ３ 作为对照组仅有液体腐蚀介质

流经试样表面ꎬ腐蚀速率如图 ６ 所示ꎮ

图 ６　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 试样在不同气液比下的腐蚀速率
Ｆｉｇ. ６　 Ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｒａｔｅｓ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｓａｍｐｌｅｓ ａｔ

ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ ｇａｓ ￣ ｌｉｑｕｉｄ ｒａｔｉｏｓ

从图 ６ 中可以发现相同气液比的实验中ꎬ１、２ 号试

样的腐蚀速率显著高于 ３ 号腐蚀试样ꎬ即气液两相流

流经的 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 试样的腐蚀速率均高于仅有液相流经

的腐蚀试样ꎮ 该结果表明ꎬ气液两相流能够显著增加

材料的腐蚀速率ꎬ这主要是由于 ＣＯ２气泡流经钢材表

面ꎬ钢材表面难以形成腐蚀产物膜层ꎬ从而导致腐蚀速

率提升ꎮ 同时ꎬ气液两相流与金属界面间的相互作用

会影响腐蚀过程以及腐蚀产物的沉积ꎬ而腐蚀产物膜

的性质又会影响腐蚀过程[２７]ꎮ 气液两相流的腐蚀加速

作用在低气液比时更为明显ꎬ这可能是低气液比时

ＣＯ２气泡流经电极表面时间更长、两者交互作用更为明

显导致ꎮ 随着两相流中气液比的增大ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 钢的腐

蚀速率逐渐增大ꎬ在气液比为 ０.２２７ 时达到最高值ꎮ 随

着气液比的增大ꎬ溶液中溶解的 ＣＯ２浓度会有所增加ꎬ
这是导致材料腐蚀速率提升的原因之一ꎻ随着气液比

的增加ꎬ腐蚀介质的流速也略有增大ꎬ也会导致材料腐

蚀速率提升ꎮ 而后随着气液比的进一步增大腐蚀速率

略有下降ꎬ这主要是由于 ＣＯ２气泡高速流过试样表面ꎬ
导致试样表面腐蚀性液膜稳定性下降ꎬ试样表面部分

时间处于 ＣＯ２气氛环境中ꎬ造成腐蚀速率下降[２８]ꎮ
２.３　 油田现场使用缓蚀剂评价

根据油田现场生产时缓蚀剂加注方法ꎬ评价现场



３４　　　
使用的缓蚀剂对油管材料的保护效果ꎬ图 ７ 是 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ
钢在腐蚀介质中 ９０ ℃下ꎬ添加不同浓度缓蚀剂的开路

电位测试结果ꎮ 从图中可以发现ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 钢的开路电

位在 ０ ~ ２００ ｓ 内逐渐下降ꎬ腐蚀体系趋于平衡ꎻ２００ ｓ
后ꎬ腐蚀体系开路电位略有波动ꎬ表明试样逐渐达到稳

定状态[２９]ꎮ 在未添加缓蚀剂的溶液中ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 试样

的开路电位约为－７５０ ｍＶꎮ 缓蚀剂的加入导致试样开

路电位正移ꎬ随着缓蚀剂浓度的提高开路电位略有上

升ꎮ 该结果表明现场所使用的缓蚀剂为混合型缓蚀

剂ꎬ主要通过抑制阳极腐蚀产生缓蚀作用ꎮ 现场使用

的缓蚀剂为有机缓蚀剂ꎬ缓蚀剂分子通过杂原子(如:
Ｎ、Ｏ 等) 和原子环在 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢表面产生吸附作

用[３０]ꎬ进而减少腐蚀介质与试样表面的接触ꎬ从而抑制

腐蚀反应ꎮ 随着缓蚀剂浓度增大ꎬ缓蚀剂吸附在试样

表面覆盖率增大ꎬ同时形成的腐蚀产物膜更加致密ꎬ腐
蚀防护效果提高ꎮ

图 ７　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在高温高压测试溶液中添加
不同浓度缓蚀剂的开路电位

Ｆｉｇ. ７　 Ｔｈｅ ｏｐｅｎ ｃｉｒｃｕｉｔ ｐｏｔｅｎｔｉａｌ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｗｉｔｈ ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ
ｃｏｎｃｅｎｔｒａｔｉｏｎｓ ｏｆ ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｉｎｈｉｂｉｔｏｒ ａｄｄｅｄ ｉｎ ｔｈｅ ｈｉｇｈ

ｔｅｍｐｅｒａｔｕｒｅ ａｎｄ ｐｒｅｓｓｕｒｅ ｔｅｓｔ ｓｏｌｕｔｉｏｎｓ

图 ８ 是 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在腐蚀介质中 ９０ ℃下ꎬ添加不同

浓度缓蚀剂的电化学交流阻抗(ＥＩＳ) 测试结果ꎮ 从

Ｎｙｑｕｉｓｔ 谱(图 ８ａ)中可以看出ꎬＬ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢在腐蚀介质

中的容抗曲线为半圆形ꎬ这是 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 电极表面的粗

糙度和不均匀性以及缓蚀剂在试样表面的吸附所

致[３１]ꎮ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 钢的电极反应由电荷转移步骤控制ꎬ缓
蚀剂未改变体系原有的腐蚀动力学过程ꎮ 相比未添加缓

蚀剂时ꎬ添加缓蚀剂后 Ｌ８０￣３Ｃｒ 钢的容抗弧半径增大ꎬ表
明缓蚀剂抑制了 Ｌ８０￣３Ｃｒ 在腐蚀介质中的腐蚀过程ꎮ 此

外ꎬ容抗弧半径随着缓蚀剂浓度的升高而增大ꎬ这主要因

为缓蚀剂在试样表面吸附成膜ꎬ缓蚀剂浓度越高ꎬ吸附膜

膜越致密ꎬ能够更好地抑制 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 试样腐蚀过程的电

荷转移ꎮ 从 Ｂｏｄｅ 谱(图 ８ｂ)可知ꎬ添加缓蚀剂后的低频

阻抗模值相比于未添加缓蚀剂时增大了 ６~１０ 倍ꎬ这表

明缓蚀剂在电极表面形成的吸附膜具有物理屏蔽性能ꎬ
能够有效阻碍腐蚀介质和电极表面接触ꎮ 在中频区ꎬ随
着缓蚀剂浓度增大ꎬ相位角峰逐渐变宽ꎬ这表明缓蚀剂的

作用下ꎬ电极表面产生了 ２ 个时间常数ꎬ一个时间常数归

因于金属 /溶液界面的双电层电容(Ｃｄｌ)ꎬ另一个时间常

数是由于缓蚀剂在试样 /溶液界面上的吸附[３２]ꎮ 随着缓

蚀剂浓度的提升ꎬ相位角曲线越宽ꎬ表明缓蚀剂在 Ｌ８０ ￣
３Ｃｒ 表面的吸附量增大ꎬ缓蚀效果提高[２９]ꎮ

图 ８　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在高温高压测试溶液中添加不同
浓度缓蚀剂的 Ｎｙｑｕｉｓｔ 谱和 Ｂｏｄｅ 谱

Ｆｉｇ. ８　 Ｎｙｑｕｉｓｔ ａｎｄ Ｂｏｄｅ ｄｉａｇｒａｍｓ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｗｉｔｈ
ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ ｃｏｎｃｅｎｔｒａｔｉｏｎｓ ｏｆ ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｉｎｈｉｂｉｔｏｒｓ ａｄｄｅｄ ｔｏ ｔｈｅ ｈｉｇｈ

ｔｅｍｐｅｒａｔｕｒｅ ａｎｄ ｈｉｇｈ ｐｒｅｓｓｕｒｅ ｔｅｓｔ ｓｏｌｕｔｉｏｎｓ

利用图 ９ 的等效电路对 ＥＩＳ 数据拟合ꎬ其中图 ９ａ
用于拟合未添加缓蚀剂的腐蚀体系ꎬ图 ９ｂ 用于添加不

同浓度缓蚀剂的腐蚀体系ꎮ 其中ꎬＲｓ 代表溶液电阻ꎻＲｃｔ

代表电荷转移电阻ꎬＣＰＥｄｌ 代表电极表面的双电层电

容ꎻＣＰＥ ｆ和 Ｒ ｆ分别代表缓蚀剂在电极表面吸附的电容

和电阻ꎬ拟合结果如表 ３ 所示ꎮ 常相位原件 ＣＰＥ ｆ 和

ＣＰＥｄｌ的计算公式如式(４) [３３]:
Ｃ ＝ Ｙ０ ２π ｆｍａｘ( ) ｎ－１ (４)

其中:Ｙ０代表常相位角元件 ＣＰＥ 的常数ꎻｆｍａｘ指阻抗谱虚



３５　　　
部最大值处的频率ꎻｎ 指理想情况的偏差ꎬ值在 ０~１ 之间ꎮ

图 ９　 等效电路图[１６]

Ｆｉｇ. ９　 Ｅｑｕｉｖａｌｅｎｔ ｃｉｒｃｕｉｔ ｄｉａｇｒａｍ[１６]

表 ３　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在高温高压测试溶液中添加不同浓度

缓蚀剂拟合的电化学交流阻抗谱数据

Ｔａｂｌｅ ３　 Ｔｈｅ ｅｌｅｃｔｒｏｃｈｅｍｉｃａｌ ｉｍｐｅｄａｎｃｅ ｓｐｅｃｔｒｏｓｃｏｐｙ ｄａｔａ ｏｆ
Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ａｄｄｅｄ ｗｉｔｈ ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ ｃｏｎｃｅｎｔｒａｔｉｏｎｓ ｏｆ ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ

ｉｎｈｉｂｉｔｏｒｓ ｉｎ ｔｈｅ ｈｉｇｈ ｔｅｍｐｅｒａｔｕｒｅ ａｎｄ ｈｉｇｈ ｐｒｅｓｓｕｒｅ ｔｅｓｔ ｓｏｌｕｔｉｏｎ

Ｉｎｈｉｂｉｔｏｒ
Ｃｏｎｃｅｎｔｒａｔｉｏｎ /
(ｍｇ􀅰Ｌ－１)

Ｒｓ /
(Ω􀅰
ｃｍ２)

Ｃｆ /
(μＦ􀅰
ｃｍ－２)

ｎｆ

Ｒｆ /
(Ω􀅰
ｃｍ２)

Ｃｄｌ /
(μＦ􀅰
ｃｍ－２)

ｎｄｌ

Ｒｃｔ /
(Ω􀅰
ｃｍ２)

ηＲ /
％

０ ５.２８ － － － ６３.７４ ０.９ ２０８.３ －

２０ ６.８６ ２２０.５ ０.８ ２５０.４ ４１.４５ ０.８ ３８５.９ ４６.０２

５０ ５.２５ ２６３.２ ０.８ ５３３.６ １３.９４ ０.７ ５１７.５ ５９.７４

从表 ３ 可知ꎬ随着缓蚀剂浓度的增加 Ｃｄｌ值逐渐减

小ꎬ这是由于缓蚀剂在界面吸附量增多导致双电层介

电常数减小ꎬ从而导致双电层电容减小[３４]ꎮ ＣＰＥｄｌ所对

应的 ｎ 值随着缓蚀剂浓度的提高略有下降ꎬ表明缓蚀

剂吸附改变了电极表面的界面状态ꎮ Ｃｄｌ和 ｎ 值的变化

表明ꎬ缓蚀剂吸附膜能够阻碍电极表面的传质过程ꎬ进
而控制电极材料腐蚀的发生ꎮ 随着缓蚀剂浓度的增

大ꎬ拟合所得的 ＥＩＳ 参数中电荷转移电阻(Ｒｃｔ)和缓蚀

剂膜电阻(Ｒ ｆ)均增大ꎬ表面缓蚀剂吸附在电极表面能

够通过增大电极反应的阻力控制腐蚀反应的发生ꎮ 利

用 ＥＩＳ 结果计算缓蚀剂的缓蚀效率ꎬ２０ ｍｇ / Ｌ 时为

４６.０２％ꎬ５０ ｍｇ / Ｌ 时为 ５９.７４％ꎮ 这表明该油田环境中

现有缓蚀剂对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢有一定的保护效果ꎬ但缓蚀

效率较低ꎬ难以有效保证腐蚀防护效果ꎮ
图 １０ 是 Ｌ８０￣３Ｃｒ 在含有 ２０ ｍｇ / Ｌ Ｈ２Ｓ 的测试溶液

中ꎬ９０ ℃下添加不同浓度缓蚀剂的动电位扫描极化曲

线结果ꎬ表 ４ 为极化曲线拟合的电化学参数ꎮ

图 １０　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在高温高压测试溶液中添加
不同浓度缓蚀剂的极化曲线

Ｆｉｇ. １０　 Ｐｏｌａｒｉｚａｔｉｏｎ ｃｕｒｖｅｓ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｉｎ ｈｉｇｈ
ｔｅｍｐｅｒａｔｕｒｅ ａｎｄ ｐｒｅｓｓｕｒｅ ｔｅｓｔ ｓｏｌｕｔｉｏｎｓ ｗｉｔｈ ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ

ｃｏｎｃｅｎｔｒａｔｉｏｎｓ ｏｆ ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｉｎｈｉｂｉｔｏｒｓ

表 ４　 Ｌ８０ ￣３Ｃｒ 在高温高压测试溶液中添加不同

浓度缓蚀剂极化曲线的拟合数据

Ｔａｂｌｅ ４　 Ｆｉｔｔｉｎｇ ｄａｔａ ｏｆ ｐｏｌａｒｉｚａｔｉｏｎ ｃｕｒｖｅｓ ｏｆ Ｌ８０ ￣３Ｃｒ ｉｎ
ｈｉｇｈ ｔｅｍｐｅｒａｔｕｒｅ ａｎｄ ｐｒｅｓｓｕｒｅ ｔｅｓｔ ｓｏｌｕｔｉｏｎｓ ｗｉｔｈ
ｄｉｆｆｅｒｅｎｔ ｃｏｎｃｅｎｔｒａｔｉｏｎｓ ｏｆ ｃｏｒｒｏｓｉｏｎ ｉｎｈｉｂｉｔｏｒｓ

Ｉｎｈｉｂｉｔｏｒ
Ｃｏｎｃｅｕｔｒａｔｉｏｎ /
(ｍｇ􀅰Ｌ－１)

Ｅｃｏｒｒ / Ｖ
Ｊｃｏｒｒ /

(Ａ􀅰ｃｍ－２)
βａ / ｍＶ βｃ / ｍＶ ＣＲ /

(ｍｍ􀅰ａ－１)
ηＪ /％

０ －０.７６ ６.４９１×１０－５ ８６.４６ ３７２.２９ ０.６６２ ６ －

２０ －０.７３ ３.６７３×１０－５ ６３.３２ １７４.１８ ０.３７４ ９ ４３.４１

５０ －０.７２ ２.２９１×１０－５ ５９.１１ １６５.５９ ０.２３３ ９ ６４.７１

通过极化曲线可知ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 试样在腐蚀环境中处

于活化状态ꎬ添加缓蚀剂未改变试样状态ꎮ 随着缓蚀

剂的加入ꎬ自腐蚀电位正移ꎬ属于混合型缓蚀剂[３５]ꎬ与
开路电位测试结果一致ꎮ 同时ꎬ阳极 Ｔａｆｅｌ 斜率从

８６.４６ ｍＶ 减小到 ５９.１１ ｍＶꎬ说明添加缓蚀剂使材料在

腐蚀介质中的阳极溶解速度下降ꎻ阴极 Ｔａｆｅｌ 斜率从

３７２.２９ ｍＶ 减小到 １６５.５９ ｍＶꎬ说明缓蚀剂也通过控制

阴极腐蚀动力学过程控制腐蚀反应[３６ꎬ ３７]ꎮ 随着缓蚀剂

浓度的增大 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢的自腐蚀电流密度减小ꎬ表明

试样在测试环境中腐蚀程度减缓ꎬ这是由于缓蚀剂浓

度高时 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 表面吸附的膜愈发的致密稳定ꎬ阻碍

了腐蚀性介质和钢铁表面接触ꎮ 通过极化曲线计算缓

蚀剂的缓蚀效率结果与 ＥＩＳ 测试结果一致ꎬ该油田目

前使用的缓蚀剂缓和使用浓度对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 试样在生产

水环境中具有一定的防护效果ꎬ但缓蚀剂 ５０ ｍｇ / Ｌ 时

缓蚀效率为 ６４. ７１％ꎬ缓蚀效率较低ꎮ 当极化电位大

于－０.５５ Ｖ时ꎬ缓蚀剂未改变阳极极化曲线的电流密

度ꎬ这与试样在溶液中溶解导致缓蚀剂脱附有关[３８]ꎮ
建议可以加大该缓蚀剂的使用量来抑制腐蚀ꎻ从经济



３６　　　
性角度出发应改进缓蚀剂的种类ꎬ采用更高效的抑制

ＣＯ２腐蚀的缓蚀剂ꎬ如咪唑啉及其季铵盐类、季铵盐类、
有机胺类等ꎻ或开发新型复配缓蚀剂ꎬ通过复配缓蚀剂

提升腐蚀防护效果ꎬ同时减少缓蚀剂的加量节约成本ꎬ
从而达到更好的防护效果ꎮ

３　 结论与建议

(１)Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢在我国海上某油田生产腐蚀环境

中主要受到 ＣＯ２腐蚀影响ꎬＬ８０ ￣３Ｃｒ 钢的腐蚀速率随着

ＣＯ２分压的升高显著增加ꎬ当 ＣＯ２分压达到 ３.０ ＭＰａ 后

腐蚀速率略有下降ꎮ 油田生产环境下ꎬ３.０ ＭＰａ ＣＯ２分

压时 Ｌ８０￣３Ｃｒ 钢表面的腐蚀产物以 ＦｅＣＯ３为主ꎬ同时有

铁的氧化物和硫化物ꎬ形成的腐蚀产物质地疏松ꎬ难以

对基体产生保护作用ꎮ
(２)油气生产工况状态下ꎬ腐蚀介质的流速和气液

两相流比例均会对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢的腐蚀行为产生影响ꎮ
随着流速的增大 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢的腐蚀速率逐渐增大ꎬ在
流速低于 １.５ ｍ / ｓ 时腐蚀速率增速缓慢ꎻ流速大于 １.５
ｍ / ｓ 后显著增高ꎮ 腐蚀介质中气液比的增高导致 Ｌ８０ ￣
３Ｃｒ 的腐蚀速率显著增大ꎬ当气液比高于 ０.２２７ 后钢材

的腐蚀速率略有下降ꎮ
(３)通过电化学方法评价了油田现有缓蚀剂的腐

蚀防护性能ꎬ现有缓蚀剂通过在 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 钢表面吸附

成膜抑制腐蚀的发生ꎬ缓蚀剂吸附膜能够增大腐蚀反

应中的电荷转移电阻ꎬ进而控制电极反应的发生ꎮ 油

田目前使用的缓蚀剂的缓蚀效率较低ꎬ对 Ｌ８０ ￣ ３Ｃｒ 的

保护效果略显不足ꎬ有改进的要求ꎮ
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