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南海深水气田长距离混输海底管道内腐蚀防控

李大朋,常 炜,朱海山,李慧心,田永芹
(中海油研究总院有限责任公司,北京

 

100028)

摘 要:
 

南海某深水气田新建长距离混输海管存在里程长、CO2 分压高、含水率高等特点。海管腐蚀

风险高且为单管设计,这对后期运维操作如清管作业、缓蚀剂管理等提出了更加严格的要求与挑战。
基于腐蚀风险分析及腐蚀计算,提出了海管内腐蚀防控方案,即管道前1.5

 

km采用碳钢内衬625合

金复合管,1.5~113
 

km管段采用“碳钢+6
 

mm内腐蚀裕量+缓蚀剂”。在运营期间,应定期开展防

腐蚀药剂应用效果评估,并根据腐蚀监检测结果进行清管作业,以确保缓蚀剂的缓蚀效率超过

85%;同时应关注H2S、沉积物以及微生物存在可能导致的局部腐蚀风险;基于运行状态、腐蚀监检

测情况、缓蚀剂后评价以及清管清出物分析结果,及时进行动态腐蚀评估,并根据评估结果制定后续

的检测评估计划和腐蚀防控措施。
关键词:

 

深水气田;长距离混输海管;内腐蚀防控;选材;缓蚀剂

中图分类号:
 

TG174   文献标志码:
 

A   文章编号:
 

1005-748X(2025)02-0073-07
 

收稿日期:2022-11-22
通信作者:李大朋(1987-),博士,高级工程师,主要研究方

向为油气工业设备腐蚀与防护,lidp12@cnooc.com.cn

  在能源结构优化调整以及双碳政策的驱动下,
我国天然气的需求量大幅增加,深层高压气田的开

采进程加快。中国南海拥有丰富的天然气资源,其
天然气储量占整个南海油气资源储量的83%,但
70%的天然气资源来自深水,深水气田开发成为当

今油气资源勘探开发的趋势[1]。
深水气田开发面临深水环境、恶劣海况、路由复

杂、周边无依托设施等多重挑战[2]。海底管道是连

接海上油气田与下游处理设施的关键生产设施,其
铺设安装以及维修处理的成本都非常高。因此,需
统筹考虑设计、安装调试以及后期运营维护期间的

各环节,既要确保海底管道在生产运营期间的可靠

性,又要基于技术安全尽可能降低投资成本。
南海某深水气田拟采用水下生产系统开发,水深

850~1
 

000
 

m,所产物流将通过一条长113
 

km(管径

508
 

mm)的新建混输海底管道输送至新建生产支持

平台。为节约投资成本,该混输海底管道为单管设

计,未设计清管回路,设计年限为20
 

a。该气田天然

气中CO2质量分数为1.14%~4.45%,H2S质量分数

为6
 

mg/kg(参考现场分析结果)。投产初期,产出水

为游离水,中后期为地层水。地层水中含7
 

592~

16
 

085
 

mg/L
 

Cl-和1
 

596~2
 

370
 

mg/L
 

HCO-3。
针对该混输海底管道,基于腐蚀风险分析及内

腐蚀计算,提出了管道选材方案,以及运营维护期间

应采取的完整性管理措施,确保新建混输海管能够

满足安全生产需求。

1 腐蚀风险分析

1.1 CO2/H2S腐蚀

  新建混输海底管道输送物流含CO2 和 H2S,

CO2和H2S在水中发生解离反应,水解产生的H+

作为强去极化剂夺取电子,促进金属管材发生阳极

溶解反应而腐蚀。
碳钢管材主要通过表面形成的腐蚀产物膜来影

响其腐蚀速率和腐蚀形态。在CO2 腐蚀环境中,碳
钢表面形成的腐蚀产物主要是FeCO3。碳钢首先发

生阳极溶解形成Fe2+,当Fe2+和CO2-3 含量超过饱

和极限时,FeCO3 形成并在材料表面沉积。因此,

Fe2+和CO2-3/HCO-3 的高过饱和度对于保护性腐蚀

产物膜的形成至关重要。腐蚀产物膜不均匀或局部

破坏是导致碳钢管材发生局部腐蚀的主要因素[3-9]。
H2S的存在会使腐蚀过程变得复杂。一方面,

H2S极易溶于水,溶于水后电离出大量的H+,导致

管道内介质的pH降低,酸度增加,促进管材的阳极

溶解,进而导致腐蚀速率增加;另一方面,H2S的腐蚀

产物主要为不同晶型的硫铁化合物,硫铁化合物腐蚀
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产物膜附着于管道表面形成保护膜,会阻碍CO2 腐

蚀。关于H2S对腐蚀影响的认识还存在一定的争议。
管道材料在CO2 和H2S共存条件下的腐蚀机

理仍不完全明确,但国内外大多数学者的研究成果

及现场经验数据表明,H2S对腐蚀的影响主要体现

在管道表面形成的保护性硫铁化合物对腐蚀的抑制

效应,即H2S会在一定程度上降低管道全面腐蚀速

率[10-11]。但同时H2S也会大大增加局部腐蚀发生

的可能性。在H2S含量较低时,腐蚀产物主要以富

铁相的马基诺矿晶体形式存在[12],但马基诺矿结构

疏松多孔,极容易转变为其他晶型的硫铁化合物,对
基体的保护性较差。在流体冲击作用下,部分腐蚀

产物膜开裂和/或脱落,腐蚀产物膜对参与腐蚀进程

物质扩散的阻碍作用减弱,基体表面活性点增加。
而在其他区域,腐蚀产物膜覆盖相对完整,金属基体

活性点与这些区域由于存在电位差而形成电偶对,
电偶效应促进活性点位置优先发生腐蚀。另一方

面,腐蚀产物膜具有离子选择透过性,HS-和Cl-等

阴离子穿透力强,易穿过腐蚀产物膜到达基体与腐

蚀产物膜的界面处,该界面处具有双电层结构,
HS-和Cl-容易优先吸附于界面处,使得界面处的

HS-和Cl-含量升高。HS-和Cl-能够在部分区域

积聚成核,导致该区域的阳极溶解反应加速,相关反

应如式(1)~(3)所示,促使点蚀坑的形成。Cl-能

够在点蚀坑内富集,加速点蚀坑内金属基体的腐蚀,
使得点蚀坑进一步发展。
Fe+Cl-+H2O [FeCl(OH)]-ad+H++e-

(1)
[FeCl(OH)]-ad →FeClOH+e- (2)

FeClOH+H+ Fe2++Cl-+H2O (3)
  H2S在腐蚀进程中产生的氢原子还会造成氢

致开裂(HIC)和硫化物应力腐蚀(SSC)等。阴极析

氢反应形成的氢原子受到HS-、S2-离子的毒化作

用,氢气分子的形成受到抑制,氢原子更容易渗透进

入金属内部导致氢脆或开裂[9-11]。新建混输海管中

H2S分压不超过0.3
 

kPa,参考ISO
 

15156-2009
《石油和天然气生产中用于含H2S环境的材料》,新
建混输海管的酸性环境处于0区,海管管材发生力

学-化学腐蚀风险较低,不将其作为新建海管选材设

计的主要考虑因素。
1.2 顶部腐蚀

  新建混输海管结构为不保温单层管,海管入口

与环境存在温度差,海管内输送物流温度较高,而海

管外为冷海水。管内输送物流中的水蒸气受冷在管

道内壁顶部凝结形成不连续的凝析液滴,CO2 和

H2S等酸性气体会溶解于冷凝的液滴,形成低pH
的腐蚀环境,由于液相缓蚀剂无法有效作用于管道

顶部,管道顶部发生严重的腐蚀,据报道顶部腐蚀速

率可以高达5
 

mm/a[1,
 

13]。
冷凝率是影响湿天然气管道顶部腐蚀的主要因

素,常被用来预测顶部腐蚀风险以及顶部腐蚀的严重

程度[14-15]。在含CO2 的湿天然气输送物流中,当水

蒸气的冷凝率低于0.15
 

mL/(m2·s)时,管道顶部凝析

水的产生速率较小,腐蚀性溶液过饱和,管壁上会形成

一层致密的保护性FeCO3产物膜,管道顶部几乎不会

发生腐蚀;当冷凝率高于0.15
 

mL/(m2·s)时,管道顶

部腐蚀性溶液达不到饱和状态,无法形成保护性腐蚀

产物膜,顶部发生腐蚀,且顶部腐蚀速率与冷凝率呈

正相关。因此,在工程设计中,0.15
 

mL/(m2·s)的冷

凝率常被作为顶部腐蚀的关键判据。
在湿天然气输送过程中,管道内外壁温度差相

对固定,管道顶部形成的液滴群也会达到稳态分布,
单位面积上同一尺寸的液滴数量基本维持恒定。管

道顶部某一半径的冷凝液滴数量可以用式(4)表述。

Nrdr= n
πr2rmax

r
rmax  -2/3

dr (4)

式中:Nr为单位面积内液滴半径为r的液滴数量;
rmax为最大液滴尺寸。

CO2由于露点较低一般不会冷凝,而是在凝析

液滴的外围形成一层非冷凝气层,非冷凝气层和冷

凝液滴群之间会遵循热通量守恒和质量守恒,发生

热量和质量传递[16]。基于热通量守恒,当热量传递

达到稳态时,通过非冷凝气层到达液滴的热通量Q1

与通过液滴群到达管壁的热通量Q2 相等。Q2 可

以通过式(5)计算得到。

hg(Tg-Ti)+mc+Hv=∫
rmax

rmin

q(r)Nrdr (5)

式中:hg为非冷凝气层的热传导系数;Tg为气体温

度;Ti为液滴群界面温度;Hv为相变潜热;q(r)为
单个冷凝液滴的热量。

基于水的质量守恒,冷凝形成的液滴质量与气相

中水蒸气的质量减少量相等,水的冷凝率可以表述为

mc=ρgβg(xb-xi) (6)
式中:ρg为气体密度;βg 为水在非冷凝气层中的质

量传递系数;xb 为管内气相中水蒸气质量分数;xi
为邻近液滴群界面气相中水蒸气质量分数。
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通过式(5)和式(6)公式联立、解方程组,可以获

得冷凝率。
1.3 垢下腐蚀

  在新建混输海管运营过程中,海管表面可能被

固体垢层覆盖。固体垢层有无机垢,比如地层水中

含有的Ca2+、Mg2+、Ba2+、SO2-4 等成垢离子过饱和

沉积形成的钙镁垢物和/或BaSO4 垢物、腐蚀产物

垢、地层产出砂粒垢等,也有有机垢,比如原油中的

蜡和沥青质等组分。腐蚀产物、钙镁垢物以及砂粒

等无机垢沉积在海管表面,与有机垢混合,成为适合

微生物生长和繁殖的理想环境,液相中硫酸盐和有

机质使细菌在垢下繁衍发展,生成各种酸,使管道局

部酸化发生局部腐蚀[17-18]。
随着局部腐蚀逐步发展成为稳定腐蚀坑,海管

中加注的杀菌剂和缓蚀剂等化学防腐蚀药剂难以穿

透蚀坑内堆积的腐蚀产物到达蚀坑底部,蚀坑底部

的缓蚀剂和杀菌剂有效浓度会大大降低,且稳定腐

蚀坑形成后,即使清管也不能有效清除蚀坑底部的

沉积物和细菌,使海管进一步加速腐蚀,甚至发生严

重的局部腐蚀穿孔[19-20]。
垢下腐蚀影响因素众多,腐蚀机制复杂多样,

现场应用的腐蚀防控措施对已形成的垢下局部腐

蚀效率较低,目前尚缺乏有效的垢下腐蚀防治措

施。目前,海管主要的管理防控措施是采用合理

清管和添加防腐蚀药剂,预防形成长期稳定的垢

下腐蚀环境[21-22]。
1.4 海水腐蚀

  新建混输海管在铺设和安装过程中,避台弃管

或膨胀弯安装可能会导致海水进入海管,在投产后

海管置换过程中也可能会将海水引入生产流程。海

水中各种盐含量较高,且含有溶解氧和微生物,在多

种腐蚀因子交互作用下,海管存在腐蚀风险。
研究表明,南海海域海水中存在大量的硫酸盐

还原菌(SRB)、腐生菌(TGB)和铁细菌(FB),甚至

在一些海水样本中还检测到嗜热菌和古细菌[23-24]。
微生物在服役工况下需具有活性,此外适宜微生物

附着、繁殖、生长的物理环境也是管材发生微生物腐

蚀必不可少的条件。已有研究结果表明,细菌在滞

留或者沉积状态下,数量会急剧升高。这些微生物

可以消耗氧、硫酸盐、氯化物并生成多种副产物,这
些副产物集中在点蚀坑、裂缝内和/或沉积物下方,
并通过各种机制加速腐蚀。以SRB为例,SRB能够

参与阴极氢去极化,产生的S2-进一步形成腐蚀产

物FeS和Fe(OH)2 沉积于金属管壁,加速金属的

阴极腐蚀,SRB的生长繁殖又产生更多的FeS和

Fe(OH)2等产物,如此恶性循环,导致锈垢底部迅

速产生破坏性点蚀[23-27]。微生物腐蚀最终的腐蚀

形态仍属于典型的局部腐蚀,具有明显的圆形蚀坑

特征。海水中引入的溶解氧一方面能够直接参与腐

蚀反应进程,另一方面可以在适宜条件下激发微生

物活性,促进微生物腐蚀。
对于碳钢海管的海水腐蚀,主要防控方式是控

制未处理海水的进入。首次清管前应尽量避免未经

处理的海水进入,如果无法避免,应尽量缩短海水浸

泡时间。首次清管后封存及运行期间应避免海水进

入海底管道,如果无法避免,海水须经杀菌、脱氧、缓
蚀、防垢处理后方可进入。

2 内腐蚀防控方案

  新建混输海底管道管长约113
 

km,设计年限

20
 

a。根据海管工艺及其提供的典型年份操作参

数,采用ECE5腐蚀预测软件对海底管道内腐蚀速

率进行模拟计算,计算结果如图1所示。若缓蚀剂

的缓蚀效率为85%,管材为碳钢,新建海管在设计

年限内的腐蚀量如图2所示。管道前1.5
 

km在设

图1 新建混输海管腐蚀速率的计算结果

Fig.1 Calculation
 

results
 

of
 

corrosion
 

rates
 

of
 

the
 

newly-built
multiphase

 

mixture
 

transportation
 

subsea
 

pipeline

图2 新建混输海管在设计年限内的腐蚀量

Fig.2 Corrosion
 

loss
 

during
 

the
 

design
 

life
 

for
 

the
 

newly-built
multiphase

 

mixture
 

transportation
 

subsea
 

pipeline
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计年限内的腐蚀量超过6
 

mm,需采用耐蚀管材,综
合考虑特殊工况下的冷凝风险,新建混输管道前

1.5
 

km采用碳钢内衬耐蚀管材。海管1.5~113
 

km
段在设计年限内的最大腐蚀量为5.43

 

mm,该段管

道可采用“碳钢+内腐蚀裕量+缓蚀剂”的防腐蚀方

案,碳钢管段内腐蚀裕量取6
 

mm。
参考ISO

 

15156标准推荐,316L不锈钢可满足

耐蚀管材在生产流体环境中的耐蚀需求,但316L
不锈钢在海水中的点蚀敏感性较高,在试压预调试

过程中需采用淡水。由于该海管管径大、长度长,试

压预调试所需的淡水量较大,淡水需用船往返运输,
整体成本较高。综合考虑海管在铺设、预调试阶段

的腐蚀防控要求,前1.5
 

km管段采用碳钢内衬625
耐蚀合金复合管方案。

碳钢管和内衬管之间采用一段特制的绝缘管段

进行绝缘处理,以规避异金属偶接导致的电偶腐蚀

风险。绝缘管段结构示意图如图3所示,在绝缘管

段表面涂敷非导电性涂层,涂覆后的绝缘管段内表

面应与连接的金属管段内表面平齐,以降低管内物

流及通球过程中对涂覆涂层的冲刷。

图3 绝缘管段结构示意图

Fig.3 Schematic
 

diagram
 

of
 

the
 

isolation
 

spool

3 管道内腐蚀完整性管理

3.1 防腐蚀药剂加注

  根据设计要求,新建混输海管碳钢管段需连续

注入缓蚀剂以控制海管腐蚀,投运前完成针对性的

缓蚀剂筛选评估,运行期间应定期检测海管出口物

流中缓蚀剂残余含量,并定期评估筛选适合操作工

况的缓蚀剂的类型、加注量及加注方法,以确保缓蚀

剂的缓蚀效率达到85%。
在NORSOK

 

STANDARD
 

M-001-2014
 

Materials
 

Selection标准中明确指出,管内固体沉积会通过吸

附等方式阻碍缓蚀剂到达海管表面,降低缓蚀剂的

缓蚀效率,对于含缓蚀剂系统,设计时应考虑沉积物

的有效清除。对于存在沉积物的生产工况,有效清

管是保障缓蚀效率的重要技术手段,同时还能在一

定程度上降低沉积物下局部腐蚀风险。
通过梳理国内海上油气田开发与水下生产系统

连接的管道可知,开展过清管作业的管道均为双管

清管回路设计,本项目为深水长距离单管回接管线,
在运维过程中清管的操作难度大,这对后期运维操

作提出了更加严格的要求与挑战。针对此类海管,
清管要求暂无可参考的规范制度。

调研了Technip、壳牌、Husky等公司国内外深

水管线的清管情况,发现深水管线的清管风险较高,

与浅水管线的清管策略不同,深水管线的清管频次

普遍较低,主要实施的清管器以碗状清管器、双向清

管器、泡沫球等。
本开发项目投产初期生产工况条件与LW3-1

水下回接管道类似,因此可参考LW3-1水下回接管

道的清管情况制定本项目的清管要求。LW3-1水

下回接管道自2014年投产至今,分别于2017年和

2021年8月进行过2次清管,第一次清管发了2个

泡沫球(未发直板球),第二次清管先发1个泡沫球

后再发1个直板球。2次清管均无明显清出物,这
说明在保障缓蚀剂缓蚀效率的条件下,过于频繁的

清管是非必要的。
综合考虑本项目新建混输海管存在里程长、

CO2分压高、含水高等特点,海管腐蚀风险较高,且
投产初期有支持船现场作业可兼顾清管作业需求,
建议投产初期适当增加清管频次,用于掌握海管的

腐蚀情况,并指导缓蚀剂加注制度优化,为后续实际

清管频次的制定提供分析基础。后续待运行工况稳

定后,在保障缓蚀剂缓蚀效率的情况下适当优化清

管频率。若海管运行状态发生显著变化,或监检测

数据表明腐蚀风险明显增加,应基于评估分析结果

进行清管频次调整。
对于海管安装、试运行以及运行过程中可能存

在的微生物引入风险,建议定期开展出口细菌及
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H2S含量等微生物特征参数检测分析,根据检测分

析结果,评估是否加入杀菌剂,以及调整防腐蚀药剂

加注方式及频率。
3.2 腐蚀监测及腐蚀动态评估

  为保证海底管道的安全,在新建混输海管设置

1套在线内腐蚀监测装置,出口端设置一套旁路式

内腐蚀监测装置,并设置腐蚀挂片和探针。在线内

腐蚀监测装置通过动态超声技术监测目标管段的壁

厚损失,以监测整条管道的腐蚀情况,同时壁厚损失

还反映了缓蚀剂的应用效果,可以反向指导并优化

防腐蚀药剂添加,提高海管生命周期运行可靠性。
综合考虑管道运行参数条件产生的腐蚀风险、路由

高程带来的积液风险、缓蚀剂有效性表征以及安装

可行性,在线内腐蚀监测装置安装于水下隔离阀

(SSIV)和膨胀弯之间。该位置位于平台附近,物流

流型流态复杂,积液的可能性更大。同时,在海管出

口位置残余缓蚀剂含量低于上游管段,能够更好表

征缓蚀剂在全管段的应用效果。
本项目新建混输海管存在里程长、CO2 分压

高、含水量高等特点,计算海管腐蚀风险高,且本项

目为单管设计,对后期运维操作,比如清管作业、缓
蚀剂管理等提出了更加严格的要求与挑战。新建混

输海底管道在运营维护期间,应参考Q/HS
 

2091-
2021《钢质海底管道完整性管理规范》推荐做法,并
严格执行海管完整性管理相关要求,建议采取以下

措施:
(1)

 

定期对腐蚀关联数据进行检测分析,包括

但不限于出入口温度、出入口压力、油气水输量、
CO2/H2S含量、水化学、微生物信息、出口总铁含

量、垢、砂等,应对检测数据进行对比分析。
(2)

 

定期从在线腐蚀监测系统、挂片、探针、旁
路等获取腐蚀监检测数据,包括均匀腐蚀和局部腐

蚀速率、腐蚀形貌、腐蚀产物、垢等,据此提出腐蚀预

警并调整腐蚀防护措施。
(3)

 

选择合适的缓蚀剂,定期开展缓蚀剂后评

估,并根据腐蚀监检测结果进行清管作业,以确保缓

蚀剂缓蚀效率超过85%的设计要求。
(4)

 

每次清管作业后进行缓蚀剂预膜处理,并
对清出物进行分析,包括质量、组分、细菌化验分析

等,为清管制度及防腐蚀药剂加注制度优化提供分

析基础。
(5)

 

运行状态发生显著变化时需进行腐蚀评估。
新建混输海管在运营维护期间,应基于工况运

行状态、腐蚀监检测情况、缓蚀剂后评价以及清管清

出物分析,及时进行动态腐蚀评估,并根据评估结果

制定后续的检测评估计划和腐蚀防控措施。

4 结 论

  (1)
 

综合考虑海管安装、试运行调试以及运维

期间全周期内的内腐蚀风险,新建混输海底管道前

1.5
 

km采用碳钢内衬625合金复合管,1.5~113
 

km
管段采用“碳钢+内腐蚀裕量+缓蚀剂”的防腐蚀方

案,若缓蚀剂缓蚀效率为85%,碳钢管段内腐蚀裕

量取6
 

mm。
(2)

 

定期开展防腐蚀药剂应用效果评估,并根

据腐蚀监检测结果进行清管作业,确保缓蚀剂的缓

蚀效率超过85%的设计要求。
(3)

 

运行过程中应关注H2S、沉积物以及微生

物存在可能导致的局部腐蚀风险。
(4)

 

在运营期间,应基于工况运行状态、腐蚀监

检测情况、缓蚀剂后评价以及清管清出物分析,及时

进行动态腐蚀评估,并根据评估结果制定后续的检

测评估计划和腐蚀防控措施。
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Internal
 

Corrosion
 

Prevention
 

and
 

Control
 

of
 

Long-Distance
 

Multiphase
 

Mixture
Transportation

 

Subsea
 

Pipeline
 

in
 

a
 

Deepwater
 

Gas
 

Field
 

in
 

the
 

South
 

China
 

Sea

LI
 

Dapeng,
 

CHANG
 

Wei,
 

ZHU
 

Haishan,
 

LI
 

Huixin,
 

TIAN
 

Yongqin
(CNOOC

 

Research
 

Institute
 

Co.,
 

Ltd.,
 

Beijing
 

100028,
 

China)

Abstract:
 

A
 

newly-built
 

long-distance
 

multiphase
 

mixture
 

transportation
 

subsea
 

pipeline
 

in
 

a
 

deepwater
 

gas
 

field
 

in
 

the
 

South
 

China
 

Sea
 

has
 

the
 

characteristics
 

of
 

long
 

mileage,
 

high
 

partial
 

pressure
 

of
 

CO2 and
 

high
 

water
 

content.
 

Due
 

to
 

high
 

corrosion
 

risk
 

and
 

single
 

pipe
 

design,
 

stringent
 

requirements
 

and
 

challenges
 

are
 

presented
 

for
 

later
 

operation
 

and
 

maintenance,
 

such
 

as
 

pigging
 

operation
 

and
 

corrosion
 

inhibitor
 

management.
 

Based
 

on
 

corrosion
 

risk
 

analysis
 

and
 

corrosion
 

calculation,
 

the
 

internal
 

corrosion
 

prevention
 

and
 

control
 

scheme
 

of
 

the
 

subsea
 

pipeline
 

was
 

proposed,
 

in
 

which
 

the
 

first
 

1.5
 

km
 

of
 

the
 

pipeline
 

was
 

made
 

of
 

carbon
 

steel
 

lined
 

with
 

625
 

alloy
 

composite
 

pipe,
 

and
 

carbon
 

steel+6
 

mm
 

internal
 

corrosion
 

allowance+corrosion
 

inhibitor 
 

was
 

used
 

in
 

the
 

1.5-113
 

km
 

pipeline
 

section.
 

During
 

operation,
 

to
 

guarantee
 

the
 

corrosion
 

inhibitor
 

efficiency
 

was
 

above
 

85%,
 

the
 

application
 

effect
 

of
 

anti-corrosive
 

agents
 

should
 

be
 

evaluated
 

regularly,
 

and
 

the
 

pigging
 

should
 

be
 

carried
 

out
 

according
 

to
 

the
 

corrosion
 

monitoring
 

and
 

testing
 

results.
 

Meanwhile,
 

localized
 

corrosion
 

risks
 

caused
 

by
 

H2S,
 

deposits
 

and
 

microorganisms
 

should
 

be
 

noticed
 

during
 

operation.
 

Dynamic
 

corrosion
 

risk
 

assessment
 

should
 

be
 

conducted
 

promptly
 

based
 

on
 

operation
 

conditions,
 

corrosion
 

monitoring
 

and
 

detection,
 

corrosion
 

inhibitor
 

post-evaluation,
 

and
 

analysis
 

results
 

of
 

the
 

products
 

from
 

pigging
 

operation.
 

Then
 

the
 

subsequent
 

testing
 

and
 

evaluation
 

plans,
 

and
 

corrosion
 

control
 

measures
 

should
 

be
 

formulated
 

according
 

to
 

the
 

corrosion
 

risk
 

assessment
 

results.
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