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Resumen  

 

La corrosión es un proceso natural al que está sometida toda actividad humana, una 

tendencia natural de los materiales a volver a su estado termodinámico más estable.  

Este fenómeno está presente en todos los procesos de la industria petrolera, desde la 

perforación hasta la distribución de hidrocarburos en superficie, lo que hace indispensable 

su prevención y el monitoreo constante en todas las etapas de explotación de los 

yacimientos. Se estima que este problema genera costos del orden de millones de dólares 

por año para la industria.  

Este trabajo está enfocado en los mecanismos de corrosión electroquímicos. Para la 

industria petrolera los tipos más comunes de corrosión son por ácido sulfhídrico (H2S), por 

dióxido de carbono (CO2) y por oxígeno (O2).  

Se desarrolla este trabajo en las tuberías de revestimiento, dado lo extenso que es dentro 

de la industria petrolera. Se dedica un capítulo completo a la corrosión por H2S y CO2 debido 

a su importancia en los campos petroleros del país, muchos de ellos productores de gas con 

altas concentraciones de H2S y presencia de CO2. 

Se presenta otro capítulo importante en el cual se va a desarrollar el diseño por corrosión de 

una tubería de revestimiento con el fin de mostrar cómo se puede prevenir este problema 

desde el inicio de la perforación.  

Finalmente, en el último capítulo se muestran los diferentes tipos de inhibidores utilizados en 

la industria para minimizar el efecto corrosivo en las TR’s, sus mecanismos de inhibición y 

los factores que afectan su eficiencia.  

Considero que un buen conocimiento de este tema en la industria puede generar ahorros 

económicos en todo el proceso de explotación de un campo, mantener la integridad de las 

instalaciones y la seguridad del personal. 
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CAPÍTULO 1. Fundamentos de la corrosión 

 

1.1 Definición de corrosión 

La definición de corrosión puede darse desde diferentes perspectivas, como sugiere Shreir 

(1994), en el caso de materiales no metálicos define el término corrosión como el deterioro 

de un material por causas químicas, mientras que en materiales metálicos lo define como la 

interacción de un metal con su ambiente (causando un efecto negativo en sus propiedades). 

Desde un punto de vista termodinámico, la corrosión puede verse como una liberación de 

energía almacenada que ocurre espontáneamente, una tendencia natural de los materiales 

a volver a su estado termodinámico más estable a través de su reacción con el medio 

(Abdallah, y otros, 2013). 

Por otro lado, la NACE (National Association of Corrosion Engineers) define de manera 

simple el término corrosión como el deterioro de un material causado por su ambiente.   

 

1.2 Cationes y aniones 

El núcleo de un átomo no cambia en los procesos químicos ordinarios pero puede ganar o 

perder electrones, así, si a un átomo neutro se le quita o se le agrega electrones se forma 

una partícula cargada llamada ion. Un ion con carga positiva se denomina catión, uno con 

carga negativa es un anión. 

Por ejemplo, el átomo de sodio (Na) que tiene 11 protones y 11 electrones, pierde con 

facilidad un electrón, el catión resultante tiene 11 protones y 10 electrones, y por tanto una 

carga neta de +1. La carga neta de un ion se representa con un superíndice: +, 2+, 3+ que 

indica una carga neta resultado de la pérdida de uno, dos o tres electrones, 

respectivamente. Los superíndices negativos (-, 2-, 3- ) representan cargas netas que 

resultan de la ganancia de uno, dos o tres electrones, respectivamente. Esta transferencia 

de cargas entre el ánodo y el cátodo se lleva a cabo por medio de una solución conocida 

como electrolito (Brown, LeMay, Bursten, & Burdge, 2004). 

 

1.3 Reacciones de oxidación-reducción 

Cuando un metal se corroe pierde electrones y forma cationes.  

Cuando un átomo, ion o molécula adquiere una carga más positiva (es decir, cuando pierde 

electrones), decimos que se oxida. La pérdida de electrones por parte de una sustancia se 

denomina oxidación. […]. Cuando un átomo, ion o molécula adquiere una carga más negativa 

(gana electrones), decimos que se reduce. La ganancia de electrones por parte de una 

sustancia se denomina reducción. Si un reactivo pierde electrones, otro debe ganarlos; la 

oxidación de una sustancia siempre va acompañada por la reducción de otra al transferirse 

electrones de una a la otra […] (Brown, LeMay, Bursten, & Burdge, 2004, pág. 128).   
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Las reacciones de oxidación-reducción (redox) son reacciones químicas en las que se 

transfieren electrones del átomo que se oxida al átomo que se reduce. Las reacciones de 

corrosión son consideradas reacciones redox espontáneas. 

 

 1.4 Corrosión electroquímica  

La corrosión de los metales y las aleaciones en un medio iónicamente conductor ocurre por 

mecanismos electroquímicos. Como menciona Papavinasam (2014), para que ocurra una 

reacción de corrosión electroquímica se requieren de cuatro elementos: un ánodo, un 

cátodo, un conductor metálico y un conductor electrolítico. 

 

Figura 1.1 Elementos básicos para que la corrosión electroquímica ocurra (Papavinasam, 2014). 

Modificado.  

 

Así, la ausencia de cualquiera de estos elementos previene este tipo de corrosión. 

La reacción química de corrosión puede describirse de la siguiente manera: en el ánodo, un 

ion metálico sale de la superficie del metal y se va a la solución (un electrolito iónicamente 

conductor), dejando electrones en esa superficie, dando como resultado que el metal se 

oxide, es decir, pierda electrones en el ánodo. Este proceso es la corrosión. Una reacción 

anódica típica (corrosión) puede escribirse: 

                                              ............................................................ (1.1) 

 Donde M representa el átomo que se ioniza y n el número de electrones que perdió. 

Esta solución transporta los iones metálicos del ánodo al cátodo, estos electrolitos (la 

solución) son en su mayoría líquidos. Un electrolito contiene dos tipos de iones: aniones y 

cationes. Mientras más cantidad de iones contenga será un mejor electrolito.  

En algunos casos los iones metálicos pueden dejar la solución y depositarse en el cátodo. 

En este proceso se obtiene el electrón de la superficie del metal, ocurriendo una reacción 

catódica que puede ser escrita como: 

                                                               .......................................................... (1.2) 

 Donde M representa el átomo que se ioniza y n el número de electrones que ganó. 
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Al existir los cuatro elementos para que ocurra la corrosión, la velocidad de la reacción 

anódica es igual a la de la reacción catódica (Papavinasam, 2014). 

 

 1.5 Energía libre de Gibbs  

En un proceso que se lleva a cabo a temperatura constante, el cambio de energía libre de 

Gibbs del sistema      está dado por la expresión: 

                                                              ............................................................ (1.3) 

 Donde T es la temperatura,    el cambio de entalpía y    el cambio de entropía.  

La energía libre de un sistema químico disminuye hasta alcanzar un valor mínimo, cuanto 

menor es esta energía más estable es el estado al que se llega. Esta tendencia se define 

por el cambio de energía libre de Gibbs. Si el cambio de energía es negativo como resultado 

de un proceso o reacción el resultado estará en un estado de energía más bajo que el 

material de partida, es más estable y por lo tanto el proceso tiene lugar espontáneamente. Si 

el cambio de energía libre es positivo, entonces la reacción no ocurre espontáneamente 

(Papavinasam, 2014). 

Así, el cambio en la energía libre de Gibbs       para una reacción química indica la 

tendencia de la reacción a continuar. Las reacciones ocurren en la dirección que disminuye 

la energía libre de Gibbs. Cuanto más negativo sea el valor de   , mayor será la tendencia 

de la reacción a ir.  

Hablar brevemente de este tema es importante debido a que, para elaborar un metal este 

debe de pasar por un proceso en el que se le añade energía, lo que significa que tiene que 

regresar a su estado de energía original más bajo, es decir, tiende a corroerse. Por ejemplo, 

el magnesio tiene una mayor tendencia a corroerse debido a la gran cantidad de energía 

utilizada para extraerlo del mineral, mientras que el oro tiene una menor tendencia a 

corroerse debido a la menor cantidad de energía utilizada.  

 

1.6 Corrosión química 

La corrosión química ocurre en ambientes no electrolíticos, los cuales son principalmente 

gases. En la industria petrolera este tipo de corrosión ocurre por la presencia de las 

siguientes sustancias (Brondel, y otros, 1994): 

Sulfuro de hidrógeno, polisulfuros y ácidos sulfhídricos (H2S): cuando se disuelven en 

agua son un ácido débil y por lo tanto son una fuente de iones de hidrógeno y son 

corrosivos; los efectos son mayores en pozos profundos debido a la reducción del pH por la 

presión. El sulfuro de hierro (FeS), forma una película que a bajas temperaturas puede 

actuar como una barrera contra la corrosión, pero a altas temperaturas ocurre todo lo 

contrario. 
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Figura 1.2 Corrosión por sulfhídrico a alta temperatura (Groysman, 2017).  

 

Dióxido de carbono (CO2): es un gas débilmente ácido que se vuelve corrosivo cuando se 

disuelve en agua. El producto de este tipo de corrosión es una película de siderita (FeCO3) 

que es un material no conductor. La turbulencia es a menudo el factor crítico en la 

producción o retención de este tipo de películas protectoras. El dióxido de carbono también 

puede causar fragilidad y en consecuencia agrietamiento por corrosión bajo tensión. 

 

Figura 1.3 Corrosión por CO2 en una tubería petrolera (Rosas, 2019). 

 

Ácidos fuertes: los ácidos fuertes son a menudo bombeados dentro de los pozos para 

estimular la producción mediante el incremento de la permeabilidad de la formación en la 

región cercana a la frontera del pozo. Generalmente se utiliza ácido clorhídrico (HCl).  

El control de la corrosión en este tipo de escenarios se logra mediante el uso de inhibidores 

por un periodo de tiempo que va de 2 a 24 horas. 
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Figura 1.4 Corrosión ácida en el tubo de aire acondicionado de una torre de benceno (Groysman, 

2017). 

 

Salmueras: las salmueras de haluro densas de cationes de calcio, zinc y más raramente de 

magnesio son utilizadas a veces para controlar las presiones de formación. Todo esto puede 

ser corrosivo debido al oxígeno disuelto o al aire arrastrado. Además, estas salmueras 

pueden ser corrosivas debido a la acidez generada por la hidrólisis de iones metálicos. 

Efectos biológicos: el efecto biológico más importante es la generación de H2S por 

bacterias reductoras de sulfato. Estas bacterias anaeróbicas metabolizan iones de sulfato y 

producen sulfuro de hidrógeno.  

 

Figura 1.5 Corrosión por bacterias en tubo de planta petroquímica (Groysman, 2017). 

 

1.7 Formas de corrosión 

1.7.1 Corrosión general 

Este tipo de corrosión afecta a las superficies metálicas o aleaciones expuestas al ambiente. 

En estos escenarios, el ambiente actúa como electrolito y puede ser líquido, gas o un 

híbrido. Un ejemplo de corrosión general en la industria petrolera es la corrosión de tuberías 

(acidificadas) en presencia de ácido clorhídrico. 

Muchos factores pueden convertir este tipo de corrosión en corrosión localizada, incluyendo 

la variación de capas superficiales de corrosión, materiales extraños, velocidad y metalurgia. 

Por ejemplo, el rompimiento de la película de sulfuro de hierro que se genera en la superficie 

de la tubería en un ambiente con presencia de H2S puede provocar una corrosión localizada 

severa en dicho punto (como; picaduras o agujeros).  



UNAM  Capítulo 1. Fundamentos de la corrosión 

             14 
Facultad de Ingeniería 

1.7.2 Corrosión atmosférica 

La corrosión atmosférica es un proceso electroquímico complicado que se lleva a cabo en 

celdas de corrosión. Estas consisten en una base de metal, productos de corrosión 

metálicos, electrolitos superficiales y la atmósfera.  

Muchas variables influencian la corrosión atmosférica, como la humedad, la temperatura, el 

polvo, impurezas en el aire, la localización geográfica e incluso la posición del material 

expuesto. Debido a que es un proceso electroquímico, un electrolito debe estar presente en 

la superficie del metal para que la corrosión tenga lugar (la humedad es por lo general el 

electrolito en la corrosión atmosférica).  

Todos los tipos de corrosión pueden tomar lugar dependiendo de los contaminantes 

específicos presentes y el material (Schweitzer, 2010).  

 

1.7.3 Corrosión galvánica 

Cuando dos materiales conductores distintos en contacto eléctrico entre sí se exponen a un 

electrolito, una corriente (llamada corriente galvánica) fluye de uno a otro; la corrosión 

galvánica se produce en el miembro anódico de dicho par y está se relaciona directamente 

con la corriente galvánica (Zhang, 2011).   

Pérez (2004) sostiene que un acoplamiento galvánico puede ser utilizado como protección 

catódica, donde el metal con el potencial estándar más bajo actúa como el ánodo (se 

corroe).  

En la protección catódica el metal que se oxida protegiendo el cátodo se conoce como 

ánodo de sacrificio. Se suele proteger las tuberías subterráneas contra la corrosión 

convirtiendo la tubería en el cátodo de una celda voltaica, esto se logra enterrando trozos de 

un metal activo (que sirve de ánodo) a lo largo de la tubería y conectándolos a ella mediante 

un alambre. 

 

Figura 1.6 Ánodos sacrificio en la pierna y el tanque de carga de una plataforma (Brondel, 1994). 
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1.7.4 Agrietamiento por tensocorrosión (SCC) 

También conocida como Stress Corrosion Cracking, es una forma de corrosión que provoca 

la rotura de un material y es causada por la acción simultánea de esfuerzos de tensión y 

corrosión (la ausencia de uno de los dos factores es condición suficiente para que este 

fenómeno no se presente). Este tipo de corrosión sucede con mucha frecuencia en 

aleaciones.  

En presencia de un esfuerzo de tensión aplicado o residual, los aceros inoxidables pueden 

agrietarse de manera transgranular cuando se exponen a ciertos ambientes. Los ambientes 

que pueden causar el agrietamiento (cracking) pueden diferir para los distintos tipos de 

aceros inoxidables. Por ejemplo, para los aceros austeníticos los dos iones más dañinos son 

el hidroxilo y el cloruro (Winston & Uhlig, 2008). 

 

Figura 1.7 Stress Corrosion Cracking en una tubería petrolera (Rosas, 2019). 

 

Las variables que afectan la SCC son la temperatura, la composición de la solución, la 

composición y estructura del metal, y el esfuerzo aplicado. Este tipo de corrosión se puede 

prevenir reduciendo el esfuerzo por debajo del margen previsible, cambiando el tipo de 

aleación o de recubrimientos. 

 

1.7.5 Corrosión localizada 

Como su nombre lo indica, la corrosión localizada ocurre en una parte específica de un área 

superficial expuesta a un electrolito. Esta forma de corrosión es más difícil de controlar que 

la corrosión general, además, es la de mayor daño para las tuberías de revestimiento en 

ambientes con H2S y/o CO2.   
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1.7.6 Corrosión por picadura (Pitting corrosion) 

Se caracteriza por una alta pérdida localizada de metal. En el caso extremo se manifiesta 

como un profundo y delgado agujero. El principal factor que provoca y acelera las picaduras 

es el contacto eléctrico entre metales distintos o entre celdas de concentración, lo que causa 

una diferencia de potencial. El inicio de una picadura también está asociado con la ruptura 

de la película protectiva sobre la superficie del metal.  

La profundidad del agujero puede llegar a penetrar el espesor del metal. Las picaduras 

pueden causar falla estructural debido al debilitamiento localizado en el metal, incluso 

pueden contribuir a otro tipo de corrosión, como SCC. 

La corrosión por picaduras es difícil de detectar debido a que el producto de corrosión puede 

cubrir las picaduras, además, la pérdida de peso del metal es casi insignificante.   

Los aceros inoxidables, el aluminio y sus aleaciones son particularmente susceptibles a 

picaduras. El acero al carbono es más resistente a las picaduras que el acero inoxidable. 

Por otro lado, el titanio y sus aleaciones proporcionan una excelente resistencia (Schweitzer, 

2010). 

 

Figura 1.8 Corrosión por picadura en una línea de producción (Pan American Energy, 2007). 

 

1.7.7 Corrosión por grietas (Crevice corrosion) 

Es un tipo de corrosión localizada que ocurre dentro o adyacente a espacios estrechos o 

aberturas formadas por el contacto metal-metal o metal-no metal. Puede ser resultado de 

diferencias locales en las concentraciones de oxígeno, depósitos en la superficie del metal, 

grietas, etc. 

La corrosión por grietas puede tener lugar en cualquier metal y en cualquier ambiente 

corrosivo, sin embargo, metales como el aluminio y aceros inoxidables que dependen de su 

película de óxido superficial para resistir la corrosión, son particularmente propensos a este 

tipo de corrosión (Schweitzer, 2007). 



UNAM  Capítulo 1. Fundamentos de la corrosión 

             17 
Facultad de Ingeniería 

 

Figura 1.9 Corrosión por grietas debajo de la correa de restricción de una tubería (Lund, Enning, & 

Lee, 2017). 

 

1.7.8 Corrosión influenciada microbiológicamente (MIC) 

También conocida como Microbiologically Influenced Corrosion, es un fenómeno de 

corrosión en el que los microorganismos actúan directamente en el metal cuando se 

depositan en él o indirectamente por medio de las sustancias provenientes de su 

metabolismo. La composición química del medio es un factor muy importante, 

especialmente el contenido de azufre. Para algunos microorganismos los compuestos de 

azufre funcionan como aceptadores de electrones, transformándolo en ácido sulfhídrico, el 

cual puede modificar el pH del medio (Díaz, y otros, 2000).  

La MIC puede resultar de la producción de ácido sulfhídrico por bacterias, por la producción 

de sulfuro de hidrógeno por SRB, por producción de ácidos orgánicos, de ácido nítrico y de 

amoniaco. Se cree que este tipo de corrosión está asociada principalmente a la biopelícula 

que se forma en la superficie del metal, actuando como un área perfecta para el crecimiento 

de bacterias y reacciones químicas.  

 

Figura 1.10 MIC en la superficie interna de una tubería. 

 



UNAM  Capítulo 1. Fundamentos de la corrosión 

             18 
Facultad de Ingeniería 

1.7.9 Lixiviación selectiva 

La remoción de uno de los componentes de una aleación por la corrosión se denomina 

lixiviación selectiva. Generalmente el componente menos noble de una aleación es el 

elemento que es removido. 

La siguiente tabla proporciona información respecto a algunas aleaciones que son 

susceptibles a este tipo de corrosión (Schweitzer, 2010). 

Tabla 1.1 Aleaciones susceptibles a lixiviación selectiva (Schweitzer, 2010). 

 

 

1.7.10 Erosión-Corrosión 

Es un problema en flujo de fluidos multifásicos y está asociada a velocidades de flujo de 

fluidos con partículas sólidas (como arena), aunque se ha encontrado que las gotas de 

líquido y la cavitación también pueden contribuir. La velocidad y los patrones de flujo son 

factores que afectan a este tipo de corrosión. Éste fenómeno se puede controlar utilizando 

aleaciones más duras o CRA’s (Lund, Enning, & Lee, 2017).  

Aleación Ambiente Elemento removido 

Aluminio 
Soluciones de ácido fluorhídrico y ácido 

clorhídrico 
Aluminio 

Bronce Agua Zinc 

Altas aleaciones de Níquel Sales fundidas 
Cromo, Hierro, Molibdeno, 

Tungsteno 

Aleaciones de Hierro y 

Cromo 

Atmósferas oxidantes a alta 

temperatura 
Cromo 

Aceros de medio y alto 

Carbono 

Atmósferas oxidantes, hidrógeno a alta 

temperatura 
Carbón 

Aleaciones de níquel y 

Molibdeno 
Oxígeno a altas temperaturas Molibdeno 
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Figura 1.11 Erosión corrosión por CO2 en una TP (Pan American Energy, 2007). 

 

 1.8 Parámetros que afectan el efecto corrosivo 

La corrosión es el resultado de una gran cantidad de factores involucrados y depende de 

una compleja interacción entre ellos. A continuación se mencionan los factores más 

importantes que afectan la tasa de corrosión. 

 

1.8.1 El pH 

A pH bajos (ácidos) la superficie metálica se expone al medio ambiente y la corrosión se 

produce rápidamente. Los ambientes intermedios tienen tasas de corrosión más bajas 

debido a la película pasiva que se forma en la superficie del metal. A pH más altos, la 

mayoría de los minerales son relativamente insolubles y las incrustaciones minerales del 

ambiente se depositan en la superficie y reducen aún más las tasas de corrosión (Lund, 

Enning, & Lee, 2017). La siguiente figura muestra el efecto del pH sobre la corrosión del 

hierro y el acero al carbono. 

 

Figura 1.12 Efecto del pH sobre la tasa de corrosión del hierro a temperatura ambiente (Lund, 

Enning, & Lee, 2017). Modificado.  
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Normalmente un pH de 9.5 a 10.5 es adecuado para reducir la mayoría de los casos de 

corrosión. En algunos casos, un pH alrededor de 12 puede ser necesario. Altos valores de 

pH (>10.5) neutralizan los gases ácidos y reducen la solubilidad de los productos de 

corrosión.  

 

1.8.2 Sales disueltas 

Las sales disueltas aumentan la conductividad del agua y la posibilidad de velocidades de 

corrosión más altas. Debido a esto, se debe de prestar atención a las salmueras y los fluidos 

de terminación durante las actividades de perforación. 

El agua de formación también contiene sales disueltas y su contenido de sal dependerá del 

tipo de formación, puede ir desde 10,000 ppm a más de 200,000 ppm. Su composición 

química también determinará la tendencia a incrustaciones (Olsen & Koren, 2015).  

 

1.8.3 Presión  

La presión afecta la corrosión aumentando la solubilidad de los  gases corrosivos. La 

siguiente figura muestra el efecto de la presión (y la temperatura) en la solubilidad del 

oxígeno en agua dulce. La presión está asociada directamente con la tasa de corrosión, en 

particular, las presiones parciales del CO2 y H2S son factores muy importantes que se 

consideran para la selección de tuberías.  

 

Figura 1.13 Efecto de la presión sobre la solubilidad del O2. 

 

1.8.4 Efecto de flujo  

El efecto de flujo en la corrosión es complejo y variado. La variable clave que define el 

efecto de flujo sobre la corrosión es la turbulencia, una alta turbulencia puede generar 

corrosión influenciada por flujo, corrosión-erosión o cavitación. Por otro lado, una baja 

turbulencia puede ocasionar corrosión bajo depósitos.  
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La corrosión influencia por flujo se refiere al incremento en la corrosión resultado de una alta 

turbulencia del fluido, mientras que la corrosión bajo depósito se refiere al aumento en la 

corrosión que ocurre por depósito de sólidos debido a la baja turbulencia de flujo (Efird, 

2011). 

Las altas velocidades de flujo también pueden afectar las películas protectoras que se 

forman en la superficie de la tubería. Como se muestra en la figura siguiente, las bajas 

velocidades de flujo y la presencia de una película protectora sobre la superficie del metal 

están asociadas a bajos niveles de corrosión, sin embargo, el aumento en la velocidad de 

flujo remueve esta película protectora lentamente, acelerando la tasa de corrosión.                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                      

 

Figura 1.14 Gráfica que ilustra los cambios en la tasa de corrosión como función de la velocidad 

del fluido (Roberge, 2007). Modificado. 

 

1.8.5 Temperatura 

Los metales (y muchos otros materiales) pueden ser muy afectados al aumentar la 

temperatura cerca o por encima de su límite de estabilidad.  

Algunas veces se llega a presentar la corrosión a alta temperatura (conocida también como 

corrosión seca), que no requiere la presencia de un electrolito líquido. 

Roberge (2007) declara que en ambientes acuosos la temperatura afecta las velocidades de 

reacción, el flujo de calor y la transferencia química del gradiente de temperatura. En la 

mayoría de las reacciones químicas, un incremento en la temperatura es acompañado de un 

aumento en la velocidad de reacción. 
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Este autor nos da un dato interesante:  

“Una regla general sugiere que la velocidad de reacción se duplica por cada 10° Celsius (°C) 

de aumento de temperatura. Aunque existen numerosas excepciones a esta -regla-, es 

importante tomar en cuenta la influencia de la temperatura cuando analizamos por qué los 

materiales fallan, y en el diseño para evitar la corrosión” (Roberge, 2007, pág. 8). 

No solo la temperatura del entorno es la que afecta la tasa de corrosión; el cambio en la 

temperatura de una solución puede influir también. 

Se debe de tomar en cuenta que existe un punto en las tuberías petroleras en el cual la tasa 

de corrosión disminuye al aumentar la temperatura, esto es atribuido a la formación de 

películas protectoras sobre la superficie del metal.  

 

1.8.6 Esfuerzos 

Este punto se refiere al agrietamiento por corrosión que sufren algunos materiales y que es 

causado ya sea por el esfuerzo al que está sometido, por fatiga o por fragilización por 

hidrógeno.  

 

1.8.7 El material 

La corrosión puede prevenirse desde un principio si se conocen los materiales que serán 

utilizados y se evalúa si son aptos para trabajar bajo ese ambiente corrosivo.   

Roberge (2007) sugiere un proceso completo de definición del material que involucra 

conocer la composición de la aleación, sus impurezas, proceso de fabricación, estructura, 

superficie y propiedades mecánicas del material. Una mala aleación del material y/o la 

presencia de soldaduras generan zonas de descomposición que son atacadas de manera 

más fácil por la corrosión.  

 

Figura 1.15 Zona de descomposición de la soldadura como una función de la temperatura de 

soldadura del acero (Roberge, 2007). Modificado.  
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CAPÍTULO 2. Corrosión en tuberías de revestimiento 

 

El propósito básico del revestimiento es:  

 Sellar las formaciones superiores para que el pozo pueda ser perforado más 

profundo 

 Proporcionar un medio para controlar los fluidos de la formación (controlar 

reventones) durante la perforación 

 Actuar como un conducto o tubería para el flujo de aceite y gas del yacimiento a 

la superficie durante la producción 

 Controlar la presión y la tasa de flujo  

 Mantener la integridad estructural del agujero 

El tamaño del revestimiento, el peso, el grado y la resistencia son muy importantes en el 

diseño del revestimiento.  

El revestimiento de un campo petrolero se conoce como tubería de revestimiento. Este tubo 

tiene un cuerpo con conectores tipo tornillo en cada extremo, comúnmente un macho que se 

conecta en la parte inferior y una hembra que se conecta en la parte superior del tubo. 

Varios tipos de conectores son utilizados en los extremos del revestimiento, pero el más 

común es el roscado y acoplado. Cuando un número de tuberías de revestimiento han sido 

roscadas juntas y corridas en el agujero se le  conoce como sarta de revestimiento.  

Al proceso de roscar las tuberías de revestimiento juntas, correrlas dentro del agujero 

perforado y cementar el revestimiento en el lugar se conoce como revestir el agujero. 

Las dimensiones y resistencias del revestimiento han sido estandarizadas por el API. El 

revestimiento es identificado al principio por su diámetro externo (OD, por sus siglas en 

inglés), medido en pulgadas. El rango de tamaños del revestimiento va de 4 ½” a más de 

30” de OD. La longitud del revestimiento generalmente se suministra en tres rangos, el 

rango 1 va de 19 - 26 ft (5.8 - 7.9 m), el rango 2 de 26 - 32 ft (7.9 - 9.8 m) y el rango 3 de 32- 

42 ft (9.8 – 12.8 m), siendo las más comunes de 31 a 42 ft. Las tuberías de revestimiento 

más grandes son más utilizadas ya que es más económico, hay menos conexiones y menos 

puntos de posible fallo.   

Algunos de los tipos anteriores de revestimiento son en espiral o soldadas por vuelta, pero 

todos los revestimientos actualmente utilizados en operaciones de campos petroleros son 

sin costura y tiene un grosor de cuerpo uniforme y constante.  

Las tuberías de revestimiento (TR de ahora en adelante) también se clasifican por su peso y 

grado. El peso de la TR es dado en libras por cada pie (lb/ft) con el peso extra del 

acoplamiento promediado sobre la tubería. Por ejemplo, una TR de 5 ½” puede pesar de 13 

a 26 lb/ft. Al variar el peso de la tubería el OD no cambia, es así como el ID es el que varía. 

Es muy importante el ID de una TR para la selección tuberías de producción y de 

herramientas que se correrán en su interior. Las TR’s más pesadas son también más fuertes 

y resistentes a la tensión y colapso.  

 



UNAM  Capítulo 2. Corrosión en tuberías de revestimiento 

             24 
Facultad de Ingeniería 

El colapso en una tubería ocurre cuando las fuerzas externas y las presiones causan que los 

lados de la tubería se aplanen y se aprieten juntos. La resistencia a la tensión es una 

medida de la resistencia actual del acero de la tubería, el cual muestra cuánto peso o carga 

puede soportar.  

Por otro lado, el grado especifica la composición del acero o el material con el que está 

fabricada la tubería. Así, un grado bajo de tubería tiene una baja calidad de acero y 

consecuentemente una menor resistencia a la tensión. Los grados más comunes de 

tuberías de revestimiento son H-40, JK-55, C-75, N-80, C-95, P-110, TRC-95 y TAC-110. El 

número se refiere a la resistencia a la tensión del acero, en miles de libras por pulgada 

cuadrada, es decir, la tubería de revestimiento de grado H-40 tiene una resistencia a la 

tensión de 40,000 psi. 

La resistencia a la tensión está normalmente basada en la mínima cedencia del acero. Si la 

carga es aumentada por encima de la resistencia a la tensión, el acero comenzará a ceder 

(alargarse) y continuará haciéndolo mientras sigamos añadiendo carga hasta que llegará un 

punto en el cual la tubería falle (a su máxima resistencia a la tensión). 

 

2.1 Tuberías de revestimiento  

Cuatro TR´s son utilizadas en la perforación: conductora, superficial, intermedia y de 

producción. Dependiendo de la profundidad del agujero y las condiciones de la formación, 

estas pueden ser corridas a diferentes profundidades en diferentes áreas. Una o más de las 

TR pueden ser omitidas y dos o más del mismo tipo de TR pueden ser utilizadas (por 

ejemplo dos intermedias). También pueden ser corridas como liners, en combinación con 

liners o como liners y tieback liners (una sarta de revestimiento auxiliar dejado para hacer 

una conexión luego). A continuación se describirán a detalle cada una de las TR´s utilizadas 

en la industria petrolera.  

 

2.1.1 TR Conductora 

Es la primera sección del agujero perforado. El conductor es corrido y cementado dentro del 

agujero, es la primera TR que se introduce y por lo tanto debe ser la de mayor diámetro. 

Puede ir de 8 5/8” a más de 30” de OD, y puede correrse en profundidades de 10 a más de 

1,000 ft (3 a más de 305 m).  

Su principal objetivo es soportar las formaciones superficiales no consolidadas y evitar que 

derrumben el agujero. También proporciona una trayectoria de flujo para el lodo de 

perforación que será utilizado para seguir perforando por debajo del conductor. Este lodo 

fluye hasta el espacio anular entre la tubería de perforación (TP) y la TR, y regresa a las 

presas de lodo que están en superficie.   

Un conductor más profundo puede también proporcionar un sostén parcial para suspender 

el peso de otra TR que se corre después.  
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2.1.2 TR Superficial 

El revestimiento superficial es la segunda tubería que se corre en el agujero, por lo que tiene 

un OD menor al ID de la TR conductora.  

Acuíferos poco profundos y gas son algunas veces encontrados mientras se perfora por 

debajo del conductor, por lo que se debe de tener mucho cuidado, especialmente con los 

flujos de gas que pueden destruir una sarta en minutos. La TR superficial a menudo está 

equipada con una cabeza rotatoria (diverter) o un dispositivo de desviación similar por 

encima de la salida de la línea de flujo para evitar este problema. Estas herramientas 

desvían el flujo de lodo y otros fluidos lejos de la sarta.  

Esta sección es normalmente perforada a través del resto de las formaciones no 

consolidadas y en formaciones más consolidadas. Al igual que la TR conductora, la 

superficial retiene las formaciones no consolidadas menos profundas y previene su 

derrumbe dentro del agujero. Puede servir también para aislar zonas someras de agua y así 

evitar que fluyan dentro del pozo y contaminen el fluido de perforación (o viceversa). 

Esta TR está diseñada para tener una presión interna superior a cualquier presión que se 

espere encontrar mientras se perfora por debajo de esta tubería.  

Sirve también como una base para sostener los preventores de reventones (BOP´s). Esta 

combinación permite al operador controlar cualquier reventón que pueda ocurrir mientras se 

perfora más profundo para el siguiente revestimiento.  

También actúa como una base para soportar el peso suspendido de todas las TR´s 

siguientes que serán corridas. En algunas operaciones puede proporcionar una presión de 

respaldo o una salida de alivio para la siguiente tubería en caso de que esta se rompa (por 

lo general, como resultado de un exceso de presión).  

Este tipo de tubería puede ir de 7” a más de 18” de OD y puede asentarse a profundidades 

de 300 a 5,000 ft (92 a 1524 m).  

 

2.1.3 TR Intermedia 

Después de que se ha perforado más profundo, la TR intermedia es corrida a través de la 

TR superficial hasta el fondo del agujero y es cementada. El OD de esta tubería es 

ligeramente menor al diámetro de la barrena utilizada para perforar esta sección y menor 

que el ID de la TR superficial.  

Algunas veces es llamada revestimiento protector debido a que muchas veces es colocada 

para proteger el agujero superior y permitir perforar más profundo.  

A menudo es utilizada para aguantar cavernas, lutitas no consolidadas y para aislar agua y 

flujos de gas que puedan impedir seguir perforando. Uno de los objetivos más comunes de 

la TR intermedia es aislar las zonas de pérdida de circulación, especialmente cuando se 

esperan presiones más altas en zonas más profundas. Este revestimiento también es 

utilizado para reducir la cantidad de agujero descubierto, especialmente si una sección 

grande debe ser perforada antes de que la siguiente TR sea corrida y donde los problemas 

de formación son esperados.   
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Esta tubería también puede ser utilizada como parte del revestimiento de terminación 

cuando un liner de producción es utilizado. Una TR intermedia también puede ser utilizada 

como liner, especialmente cuando dos TR´s intermedias son necesarias (a menudo ocurre 

en agujeros más profundos) o puede utilizarse como un apoyo para la TR de producción.  

 

2.1.4 TR de Producción 

Después de que se ha perforado más profundo, la TR de producción (o tubería larga) es 

colocada hasta la formación productiva prospectiva. En agujero abierto o terminaciones sin 

revestimiento, la tubería generalmente es colocada inmediatamente por encima o a pocos 

metros de la parte superior de la formación.  

Esta tubería está diseñada con la suficiente resistencia a la deformación para contener la 

máxima presión de fondo de la formación productora.  

En los casos en que una TR de producción pesada y muy larga es corrida, la mitad inferior 

de la tubería puede ser corrida como liner y la mitad superior como un tieback (una TR corta 

conectada en la parte superior del liner extendido de nuevo a la superficie). Cuando una TR 

intermedia profunda ha sido corrida como un liner de perforación, un liner de producción 

puede ser corrido y colgado en la parte superior del liner de perforación. El liner de 

perforación es extendido de nuevo a la superficie con revestimiento de terminación tieback. 

El liner de perforación llega entonces a ser parte del revestimiento de terminación.  

 

2.1.5 Liner 

El liner es una TR que no se extiende hasta la cabeza del pozo, sino que es colgado de otra 

TR. Los liners son utilizados en vez de una TR completa para reducir costos, mejorar el 

rendimiento hidráulico cuando se perfora más profundo, permitir el uso de tuberías más 

grandes por encima de la parte superior de él y no representa una limitación de tensión para 

un aparejo. Los liners pueden ser una TR intermedia o de producción. Suelen cementarse 

en toda su longitud (Lake & Mitchell, 2006). 

 

2.1.6 Tieback string 

Es una TR que proporciona integridad de presión adicional desde la parte superior del liner a 

la cabeza del pozo (complemento). Un tieback intermedio es utilizado para aislar una TR 

que no puede soportar las posibles cargas de presión si se continúa con la perforación 

(generalmente debido al desgaste excesivo o a presiones más altas de las anticipadas). De 

forma similar, un tieback de producción aísla una TR intermedia de las cargas de 

producción. Los tiebacks pueden estar sin cementar o cementados parcialmente (Lake & 

Mitchell, 2006). 
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Figura 2.1 Programa de revestimiento típico (Lake, 2006). Modificado.   

 

2.2 Cementación 

Una vez que el agujero ha sido perforado y revestido, el siguiente paso es cementar el 

revestimiento. El revestimiento es cementado para mantenerlo en su lugar y evitar la 

migración de los fluidos de la formación en el espacio anular (entre la pared exterior de la 

TR y el pozo). Cuando una sección del agujero ha sido revestida y cementada se considera 

segura debido a que se disminuye casi por completo el riesgo de perder el agujero por 

derrumbe, las pérdidas de circulación y es capaz de soportar las zonas de alta presión 

(Short, 1993). 

Algunas veces la TR conductora puede ser cementada con concreto (una mezcla de 

cemento y arena, y a veces grava), sin embargo, todas las otras TR´s son cementadas con 

lechada de cemento (comúnmente llamado cemento en la industria) que es una mezcla de 

cemento puro y agua.  

El cemento está hecho de materiales calcáreos (limestone, tiza y desperdicio alcalino) y roca 

arcillosa (arcilla, lutita, pizarra y ceniza). Químicamente consiste de carbonatos y silicatos. El 

cemento es utilizado también para soportar cargas verticales y radiales sobre el 
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revestimiento, para aislar formaciones, para sellar las corrientes de fluidos subterráneas y 

para proteger el revestimiento de la corrosión (Papavinasam, 2014). 

Existen varios tipos de cemento, dependiendo de su uso están los cementos ligeros, 

resistentes a la acción química, resistentes a altas temperaturas, etc.  

Los cementos petroleros tienen una composición química y un tamaño de partícula 

cuidadosamente controlados. Esto es importante para el tiempo de bombeo y la máxima 

dureza del cemento.  

El tiempo de bombeo es la cantidad de tiempo que la lechada de cemento permanece 

líquida y bombeable antes de endurecerse, este tiempo debe ser el suficiente para que la 

lechada sea bombeada al fondo del pozo y se desplace dentro del espacio anular.   

También existen varios aditivos para el cemento, por ejemplo, los retardadores o 

aceleradores de fraguado, controladores de pérdidas de fluido, geles, reductores de 

densidad y otros para propósitos más específicos.  

Se tiene que calcular un programa de cementación para cada TR, donde el primer paso es 

calcular la cantidad de espacio anular que será llenado con cemento. Este volumen es 

calculado con el diámetro estimado del agujero, el OD de la TR y la longitud de la sección 

que será llenada con cemento. Sin embargo, normalmente se utiliza más volumen de 

cemento que el requerido (Short, 1993). 

Es requerido equipo de flotación para el trabajo de cementación, el cual desplazará la 

lechada y evitará que se cemente dentro de la TR. 

El volumen de cemento considerado en el programa de cementación es utilizado como una 

guía, los volúmenes reales de cemento son calculados del registro caliper después de que la 

sección del agujero ha sido perforada. Los diámetros reales del agujero pueden ser leídos 

de este registro para dar un volumen de cemento más preciso.  

El cemento también ofrece un grado de protección al revestimiento de la acción corrosiva 

del agua de formación; en algunas áreas, el alto contenido de sulfato en el agua de 

formación hace la resistencia a la corrosión un factor importante para la selección del 

cemento (debido a que se puede deteriorar en tales ambientes). Las altas temperaturas 

pueden mitigar este problema, por lo que los pozos poco profundos son los que más 

problemas presentan (Gatlin, 1960). 

 

2.3 Fabricación de TR´s 

Por necesidad, todos los tubulares utilizados en el campo petrolero están estandarizados. 

Actualmente el API (American Petroleum Institute) y la ISO (International Organization for 

Standardization) son quienes se encargan de hacer estos estándares de calidad. 

Todos los revestimientos deben cumplir con los estándares de calidad para poder ser 

utilizados con completa seguridad. Algunos revestimientos en el mercado no están cubiertos 

por los estándares API o ISO, por ejemplo, aquellos utilizados en altas presiones, altas y 

bajas temperaturas, y para algunas aplicaciones en ambientes corrosivos (Byrom, 2015).  
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2.3.1 Acería 

Este proceso consta de tres etapas: fusión, afinación y vaciado. La materia prima utilizada 

es básicamente 30% fierro esponja (fierro natural) y 70% chatarra. 

 Fusión: la materia y ferroaleaciones se calientan hasta alcanzar una temperatura 

cercana a los 1620°C, el acero se encuentra en estado líquido dentro de la olla de 

fusión y se le inyecta argón para homogeneizar su composición química. 

 Afinación: el acero es vaciado de la olla de fusión a la olla de afinación, en esta 

etapa se adicionan aleaciones al acero para obtener el grado requerido.  

 Vaciado: posteriormente, el acero de la olla de afinación es llevado y vaciado al 

distribuidor para obtener la colada continua. En el distribuidor de la colada continua 

se obtienen barras de sección redonda que finalmente son recortadas en secciones 

de longitud conocida, dependiendo del diámetro de la tubería que se fabricará. Esta 

sección de acero se conoce como tocho (billet). 

 

Figura 2.2 Flujo del proceso de acería: horno de fusión, horno de afinación y vaciado del acero, 

respectivamente (Pemex).  

 

2.3.2 Revestimiento sin costura 

Son los más utilizados en la industria petrolera. Cada junta es fabricada en un molino de 

tubos a partir del tocho obtenido del proceso de acería. El tocho es de tamaño tal que su 

volumen es igual al de la junta de tubería que se fabricará con él (Byrom, 2015). El proceso 

de fabricación involucra: 

Laminado: el tocho entra al horno giratorio, donde se alcanzan temperaturas de 1,200 °C. 

Al salir del horno se envía al descamador para eliminar la oxidación que sufre al contacto 

con la atmósfera y se procede a perforarlo. El objeto cilíndrico obtenido es enviado al 

mandril que contiene un lubricante, el cual es introducido al laminador continuo, que pasa a 

través de siete jaulas y calibradores. Ahí es donde se hace el tubo. Se obtienen longitudes 

de hasta 30 m, con diámetros precisos. Su diámetro y ovalidad son verificados con rayo 
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láser y posteriormente es enviado a las cortadoras para dar el rango solicitado. Por último, el 

tubo se envía al piso de enfriamiento.  

Tratamiento térmico: existen tres tipos de tratamientos térmicos que son temple, revenido 

y normalizado.  

 Tratamiento de temple: el tubo es llevado a un horno, modificando la estructura 

molecular del acero a una austenita. Posteriormente, el tubo se sumerge en agua (40 

°C), alterando su estructura molecular a una martensita. 

 Tratamiento de revenido: la tubería también es introducida en un horno, convirtiendo 

su estructura molecular en una martensita revenida, que es dura y dúctil. Al final, es 

recalibrado y enderezado en caliente.  

 Tratamiento normalizado: el tubo es calentado sin llegar a la austenización de la 

estructura molecular del acero. Es usado en grados de tubería como H40, J55 y K55. 

Acabado del tubo:  

 Inspección electromagnética: aquí se mide su espesor de pared y se compara el 

grado de acero, además, se pueden detectar defectos longitudinales, transversales, 

internos y externos. Después se cortan los extremos del tubo y se le maquinan los 

biseles. Para eliminar la rebaba se soplea el interior del tubo y se introduce el 

calibrador (mandril o drift) a lo largo del tubo.  

 Inspección electromagnética método de vía húmeda: debido a que en los extremos la 

tubería llevará la mayor carga, ambos extremos son inspeccionados por el método 

de partículas magnéticas para determinar posibles defectos. 

 Roscado: se lleva acabo con las normas del API y son verificadas con calibradores. 

 Prueba hidrostática: el tubo se sumerge en una tina que contiene fluido y se colocan 

elastómetros en ambos extremos del tubo, donde se aplica una presión interna del 

80% de su capacidad durante 5 segundos.  

 Control final y embarque: finalmente, el tubo se pesa y se mide. Así se tiene toda la 

información completa de rastreabilidad del tubo para ser estarcido, estampado, 

barnizado y embarcado. El control final es la última inspección detallada, este control 

puede ser inspección electromagnética y prueba ultrasónica (Pemex).  
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Figura 2.3 Proceso de fabricación sin costura (Pemex). Modificado. 

 

2.3.3 Revestimiento soldado (con costura) 

El proceso de fabricación para el revestimiento soldado es bastante diferente del 

revestimiento sin costura. El proceso también comienza con una losa de acero caliente que 

tiene forma rectangular. Se utiliza una losa relativamente pequeña que se enrolla en una 

placa plana y se recorta al tamaño para una sola junta de tubería. Luego se enrolla en la 

forma de tubo y los dos bordes se sueldan eléctricamente entre sí para formar un solo tubo.  

Otro proceso utiliza la soldadura de resistencia eléctrica como un proceso continuo en una 

cinta larga de acero de una bobina grande. La primera etapa de este proceso es una línea 

de molienda en la acería:  

 Una gran losa calentada se enrolla en una placa plana larga o cinta de espesor 

uniforme. 

 La placa se enrolla en una bobina al final de la línea de fresado. 

Las grandes bobinas de “cinta” de acero se envían a la segunda etapa del proceso, llamada 

línea de formación. 
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 El acero se saca de la bobina y el espesor es dimensionado. 

 El ancho está dimensionado para proporcionar el tubo de diámetro adecuado. 

 La cinta de acero dimensionada se forma a una figura tubular con rodillos. 

 La costura se fusiona usando una corriente de inducción eléctrica. 

 La zona soldada se limpia. 

 La soldadura recibe una inspección ultrasónica. 

 La costura se trata con calor para normalizar. 

 El tubo se enfría. 

 El tubo tiene un tamaño externo con rodillos. 

 El cuerpo completo de la tubería es inspeccionado ultrasónicamente. 

 El tubo se corta en las longitudes deseadas. 

 Los tubos individuales se enderezan con rodillos. 

El revestimiento soldado ha estado disponible durante muchos años, pero hubo una 

renuncia inicial por muchos a utilizarlo debido al proceso de soldadura. Puede ser utilizado 

para casi todas las aplicaciones, excepto para aplicaciones de alta presión y/o alta 

temperatura (Byrom, 2015). 

Este autor también indica algunas de las ventajas de este tipo de fabricación: espesor de 

pared uniforme, menos costosa que el revestimiento sin costura, el proceso de fabricación 

es más fácil, y al inspeccionarse se pueden eliminar las secciones defectuosas. 

Por otro lado, algunas desventajas son: las altas temperaturas del proceso de soldadura, 

posible variación de las propiedades del material causada por la soldadura, posibles 

soldaduras defectuosas y posibles fallas en la soldadura.  

 

Figura 2.4 Proceso de revestimiento soldado (se ilustran dos tipos de soldadura) (AFTA, 2012). 
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2.3.4 Química de los revestimientos 

Otro elemento importante en la fabricación de los revestimientos es la química del acero. La 

siguiente tabla muestra los elementos requeridos mínimos y máximos para cada grado. 

Como podemos apreciar, algunos grados tienen dos, tres o cuatro tipos con características 

diferentes (Chevron, 2005). 

Tabla 2.1 Requerimientos químicos para TR´s y TP´s (Chevron, 2005).  

  Carbón Manganeso Molibdeno Cromo Ni Cu P S Si 

Grp Grado Tipo Min Máx Min Máx Mi. Máx Min Máx Máx Máx Máx Máx Máx 

1 

H40            0.03 0.03  

J55            0.03 0.03  

K55            0.03 0.03  

N80            0.03 0.03  

2 

L80 1  0.43  1.9     0.25 0.25 0.03 0.03 0.45 

L80 9Cr  0.15 0.3 0.6 0.9 1.1 8 10 0.5 0.25 0.02 0.01 1 

L80 13Cr 0.15 0.22 0.25 1.00   12 14 0.5 0.25 0.02 0.01 1 

C90 1  0.35  1.00 0.25 0.75  1.2 0.99  0.03 0.01  

C90 2  0.50  1.90  N.L.  N.L. 0.99  0.03 0.01  

C95   0.45  1.90       0.03 0.03 0.45 

T95 1  0.35  1.20 0.25 0.85 0.4 1.5 0.99  0.02 0.01  

T95 2  0.50  1.90     0.99  0.03 0.01  

3 P110            0.03 0.03  

4 

Q125 1  1.00  1.00  0.75  1.2 0.99  0.02 0.01  

Q125 2  1.00  1.00  N.L.  N.L. 0.99  0.02 0.02  

Q125 3  1.90  1.90  N.L.  N.L. 0.99  0.03 0.01  

Q125 4  1.90  1.90  N.L.  N.L. 0.99  0.03 0.02  

 

Por ejemplo, el grado L-80 tiene 3 tipos, pero cada uno tiene un propósito específico: 

 El tipo 1 es un acero resistente a SSC  

 El tipo 2 tiene 9% de cromo añadido para resistir a la corrosión por CO2  

 El tipo 3 tiene 13% de cromo añadido para mayor resistencia a la corrosión por 

CO2 
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2.4 Aleaciones resistentes a la corrosión 

2.4.1 Acero al carbono y aceros inoxidables 

Aleaciones de hierro con carbono (generalmente de 0.2 a 1%) forman acero, un metal más 

fuerte que el hierro, lo que lo hace adecuado para utilizarse en campos petroleros. Además, 

otros componentes pueden ser añadidos al hierro para mejorar sus propiedades de 

resistencia a la corrosión. 

El acero al carbono es utilizado en la mayoría de los revestimientos, sin embargo, cuando 

este no es efectivo; tuberías de baja aleación de acero (que contienen cromo y molibdeno) y 

aceros inoxidables son utilizados en ambientes más corrosivos (Sabbah, 2016).  

Los aceros inoxidables están basados en aleaciones que contiene un mínimo de 

aproximadamente 10.5% de cromo, también contienen níquel en exceso de 6% y molibdeno. 

El cromo aumenta la resistencia a la corrosión, el níquel mejora las propiedades mecánicas 

y de fabricación, y el molibdeno aumenta la resistencia a las picaduras y a las altas 

temperaturas.  

La resistencia a la corrosión de los aceros inoxidables se debe a la formación de una 

película de óxido que separa al metal del entorno circundante. La presencia de oxígeno es 

esencial para la resistencia a la corrosión de los aceros inoxidables (Papavinasam, 2014).  

Cuatro clases de aceros inoxidables son reconocidos en la industria (Sabbah, 2016): 

 Aceros inoxidables austeníticos 

 Aceros inoxidables ferríticos 

 Aceros inoxidables dúplex 

 Aceros inoxidables martensíticos 

Dependiendo de las condiciones del ambiente se toma la decisión de utilizar revestimientos 

diferentes, por ejemplo, los aceros inoxidables dúplex son más resistentes a la corrosión 

bajo tensión (SCC) que otros aceros inoxidables. 

 

2.4.2 Aleaciones resistentes a la corrosión (CRA´s) 

Las aleaciones de cobre, los aceros inoxidables, las aleaciones de níquel y las aleaciones 

de titanio se conocen en la industria petrolera como aleaciones resistentes a la corrosión 

(Corrosion Resistent Alloys). Las CRA´s son utilizadas en ambientes donde la tasa de 

corrosión del acero al carbono es alta incluso con la implementación de estrategias de 

mitigación.  

El revestimiento CRA no es económico; pero se puede utilizar acero al carbono revestido 

con CRA (Papavinasam, 2014). 
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2.5 Corrosión en TR´s 

2.5.1 Agentes corrosivos en la perforación y producción de fluidos 

En el pozo, las tuberías de acero pueden estar expuestas a un ambiente corrosivo por el 

fluido de perforación y de la formación. El tratamiento químico del fluido de perforación o el 

agregado de una capa protectora a la superficie del acero puede disminuir el efecto 

corrosivo de estos fluidos (WCI, 2011).  

La presencia de O2, CO2 y H2S dentro del fluido de perforación causará o acelerará el 

proceso corrosivo en la TP y la TR. EL O2 es la sustancia que más contribuye a la corrosión, 

entrando al fluido de perforación por diferentes operaciones en superficie. Por otro lado, el 

CO2 se disuelve dentro del fluido de perforación, actuando como un ion ácido, disminuyendo 

el pH del fluido. Además, durante la perforación el lodo puede encontrarse también con H2S. 

Debido a que la ionización del H2S es una función del pH, el mejor método para controlarlo 

es manteniendo alcalinidades altas en el fluido de perforación (Benitez, Garaicochea, & 

Reyes, 1988). 

  

2.5.2 Corrosión externa en TR´s 

La corrosión externa del revestimiento puede ser causada por uno o una combinación de los 

siguientes factores: 

 Agua de formación corrosiva (teniendo alta salinidad) 

 Bacterias generadoras de H2S (SRB) 

 Corrientes eléctricas 

 Fluidos de terminación corrosivos 

 La corrosión electrolítica es la principal fuente de corrosión en el revestimiento 

(Rahman & Chilingarian, 1995). 

 

2.5.3 Corrosión interna en TR´s 

Según Goodnight & Barrett (1956), la corrosión interna de un revestimiento puede ser 

causada por CO2, H2S y ácidos orgánicos. En general, la principal causa de ataque interno 

al revestimiento es por H2S, por lo que la corrosión se manifiesta como picaduras en la 

superficie interna de la TR.  

Estos autores también afirman que el mecanismo de ataque por sulfuro de hidrógeno que 

provoca corrosión interna en la TR ocurre de la siguiente manera: en la ausencia de un 

empacador, el espacio anular está expuesto a los gases del yacimiento (que contienen H2S), 

el gas está saturado con agua a condiciones de yacimiento. A medida que el gas entra por 

el agujero, el agua se condensa en la superficie del revestimiento en áreas que se enfrían 

por debajo el punto de rocío. El H2S se disuelve en las gotas de agua y se inicia la corrosión. 

Debido a que hay poco o ningún flujo a través del espacio anular, la película de sulfuro de 

hierro formada no es removida, provocando una acción galvánica que acelera la corrosión. 

La mayoría de veces la superficie externa de la TP también mostrará los efectos corrosivos 

por H2S (picaduras).  
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La corrosión interna en TR´s se puede prevenir utilizando empacadores y llenando el 

espacio anular con un aceite dulce o un inhibidor; el método más utilizado es circular 

inhibidores por el pozo.  

 

2.6 Herramientas para la inspección de la corrosión  

Varias herramientas han sido desarrolladas para evaluar y monitorear la corrosión en 

tuberías. Estas se dividen en tres grupos (Brill, Le Calvez, Demichel, Nichols, & Bermudez, 

2011): 

 Herramientas electromagnéticas (de fuga de flujo y RFEC) 

 Herramientas mecánicas (calipers) 

 Herramientas ultrasónicas 

 

2.6.1 Herramientas electromagnéticas 

Las herramientas electromagnéticas que se utilizan hoy en día se basan en dos principios 

físicos: pérdida de flujo (flux leakage tool) e inducción electromagnética. 

  

2.6.1.1 Herramienta de detección de pérdida de flujo  

Esta herramienta utiliza un electroimán para magnetizar la tubería. Cerca de una picadura, 

agujero o zona de corrosión, parte del flujo magnético se pierde fuera del metal, siendo 

detectado por las bobinas de los sensores de la herramienta montados sobre patines. Es 

capaz de detectar los defectos presentes en el interior o exterior de la TR (aunque requiere 

extraer la TP del pozo). También puede medir los cambios repentinos de espesor, pero 

carece de eficacia si la corrosión es constante o varía lentamente a lo largo de un tramo de 

tubería.  

 

Figura 2.5 Herramienta electromagnética de Schlumberger (Acuña, y otros, 2010). 

 

El diámetro interno de la tubería es obtenido por la herramienta con la siguiente expresión 

matemática: 

                                                       
 

  

 

  
√

 

  
 ............................................................... (2.1) 
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 Donde   es una cantidad que es función del diámetro interno de la tubería (ID), la 

frecuencia angular  , y las propiedades electromagnéticas de la tubería: la 

permeabilidad   y la conductividad  . El término    es la permeabilidad constante del 

espacio libre.  

El espesor promedio (d) de la tubería es determinado a partir del transmisor de baja 

frecuencia (  ), ubicado en la parte central de la herramienta, junto con dos receptores por 

encima y por debajo del transmisor. 

Esta herramienta también puede proporcionar una medición del espesor 2D de la tubería, 

esto se logra con los 18 brazos de los calibradores que presionan los receptores de patines 

contra el interior de la tubería y con la señal de baja frecuencia del transmisor (Acuña, y 

otros, 2010).  

 

Figura 2.6 Imagen ilustrativa de la herramienta EM dentro del pozo (Acuña, y otros, 2010). 

 

La herramienta proporciona un juego de registros. En la figura debajo se muestra un 

ejemplo, en él podemos apreciar que el registro en el carril 6 muestra una  pérdida de metal 

(color rojo), mientras que el registro en el carril 7 muestra la presencia de los disparos (café 

fuerte). Esto indica que la pérdida se produce en la pared externa de la tubería de 

revestimiento y se debe a la corrosión.  
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Figura 2.7 Registros obtenidos con la herramienta EM (Acuña, y otros, 2010). 
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2.6.1.2 RFEC (Remote-Field Eddy-Current) 

Esta herramienta mide la respuesta del campo electromagnético que transmite. Su principio 

de funcionamiento es el siguiente:  

La herramienta excita las corrientes de Foucault en las tuberías por medio de un transmisor 

selenoidal de baja frecuencia. La distribución y fuerza de estas corrientes depende de las 

propiedades geométricas del revestimiento, sus propiedades electromagnéticas y presencia 

de defectos. Las bobinas de la herramienta son las que proporcionan el espesor del metal, 

mientras que sus sensores de almohadilla generan una imagen de la pared de la tubería 

(2D) (Brill, Le Calvez, Demichel, Nichols, & Bermudez, 2011).  

Estas herramientas son buenas para detectar la corrosión a gran escala, divisiones 

verticales y grandes orificios en la tubería. Además, no es necesario extraer la TP del pozo. 

 

Figura 2.8 Herramienta RFEC (Al Macki, y otros, 2017). Modificado. 

 

La imagen de arriba ilustra la inducción del campo magnético a través de la excitación de la 

bobina de la herramienta y la formación de corrientes de Foucault longitudinales que 

después se disipan y forman un campo electromagnético que es capturado por la bobina. 
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Figura 2.9 Registro RFEC corrido en un pozo con una configuración de doble revestimiento (Brill, Le 

Calvez, Demichel, Nichols, & Bermudez, 2011). Modificado. 

 

La figura de arriba muestra un juego de registros obtenido con esta herramienta. Se corrió 

dentro de dos TR´s de 7” y 9 5/8” de OD, el primer carril muestra una disminución en el ID 

de la TR de 7” (curva verde), esto también se ve reflejado en el segundo carril como un 

aumento en la pérdida del metal (sombreado púrpura). Esta zona del pozo fue reparada con 

un liner que se extiende hasta 67 m (el nuevo liner se indica con la recta azul en el primer 

carril).   

 

2.6.2 Calibrador de brazos múltiples 

Esta herramienta opera de la siguiente manera: mientras el registro pasa, los brazos 

medidores se mueven radialmente a lo largo del interior del revestimiento o de la pared de la 

tubería, detectando cualquier cambio de diámetro. Esto produce un registro de alta 

resolución de la geometría de la tubería que puede ser presentado como un registro 

convencional, una sección transversal o una imagen 3D. La herramienta también puede ser 

utilizada para medir el crecimiento de incrustaciones, parafinas u otros minerales 

depositados en el pozo; así como detectar componentes de completación (Saada, y otros, 

2018).  
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Una desventaja de esta herramienta es que solo puede proporcionar datos de la pared 

interna de la TR. Puede utilizarse en diámetros de TR entre 1 ¾” hasta 14”. En general, los 

calibradores de brazos múltiples cuentan con un número variable de brazos, actualmente 

existen herramientas con 24, 40 y 60 brazos (Abdallah, y otros, 2013). 

.  

Figura 2.10 Calibrador de brazos múltiples (de 40 brazos) (Abdallah, y otros, 2013). Modificado. 

 

La figura 2.11 muestra un juego de registros obtenidos con la herramienta. El registro del 

carril 1 incluye una medición de radios y excentricidad, el carril 2 es una traza de cada 

calibrador, el carril 3 es un registro de imagen de la pérdida de espesor de la TR, donde el 

azul oscuro indica la presencia de incrustaciones, el azul al blanco indica una pérdida de 

espesor del 0-20%, el blanco al rosado representa una pérdida del 20-40% y el anaranjado 

al rojo indica una pérdida del 40-80%; el rojo puro indica una pérdida del 100% y la 

presencia de un agujero en la TR.  

 

Figura 2.11 Registros de corrosión obtenidos con un calibrador de brazos múltiples (Abdallah, y 

otros, 2013). 
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2.6.3 Herramienta acústica ultrasónica 

Esta herramienta hace uso de un transductor que emite y recibe la señal emitida. Su 

principio de funcionamiento es el siguiente (NDTGlobal, 2019):  

La herramienta requiere de un medio líquido monofásico adecuado y los sensores deben 

acoplarse perpendicularmente a la pared de la tubería. Un número suficiente de sensores 

cubren la circunferencia total de la tubería. El transductor emite un pulso corto de energía 

ultrasónica que es reflejado por la pared interna de la tubería. Una porción de esta señal 

entra a la pared de la tubería y es reflejada por la pared exterior de la tubería. La 

herramienta mide entonces el tiempo de vuelo de estas ondas y es capaz de detectar si la 

falla (como pérdida de metal) en la tubería es interna o externa.  

Como lo hace notar Abdallah, y otros (2013), las mediciones que se pueden obtener con 

esta herramienta incluyen la evaluación del cemento, la generación de imágenes en agujero 

descubierto y la generación de imágenes de la corrosión.  

Algunas desventajas de la herramienta son que se limita a operaciones en las que el fluido 

del pozo consiste en salmuera, petróleo y lodos base aceite o agua. Tampoco puede operar 

en pozos de gas ni a través de restricciones estrechas y sus mediciones pueden ser 

alteradas por la rugosidad de la tubería. 

 

Figura 2.12 Principio de funcionamiento de la herramienta ultrasónica (Abdallah, y otros, 2013). 
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2.7 Protección del revestimiento contra la corrosión 

El revestimiento puede protegerse con uno o una combinación de las siguientes técnicas: 

 Cementación.  

 Colocación de fluidos de terminación alrededor del revestimiento que no se haya 

cementado (estos fluidos deben estar libres de oxígeno, deben tener un pH alto y 

deben de ser tixotrópicos). 

 Protección catódica  

 Selección de grados de acero adecuados 

 

2.7.1 Cementación del revestimiento 

Si bien no consiste normalmente una solución tecnológica de avanzada, el cemento 

colocado en el espacio anular entre la TR y la formación puede actuar como un 

revestimiento inorgánico para impedir la corrosión (Asrar, y otros, 2016).  

La mayoría de las investigaciones demuestran que una capa uniforme de cemento fraguado 

ofrece una protección excelente contra la corrosión electrolítica de la TR (Garaicochea & 

Benitez, 1985).   

 

2.7.2 Fluidos de terminación 

También conocidos como fluidos empacantes. Estos fluidos se utilizan en la etapa final de la 

terminación del pozo y se colocan en el espacio anular con el objetivo de proteger la TP y la 

TR de los efectos de la corrosión y facilitar la recuperación de los aparejos de producción.  

Los fluidos empacantes pueden ser base agua o aceite. Los base agua requieren de 

agentes químicos especiales (como inhibidores de corrosión). De hecho, para que el fluido 

de terminación (agua o salmuera) cumpla con sus propiedades requeridas, se le agregan 

aditivos químicos como inhibidores de corrosión de película, secuestradores de gases (CO2, 

H2S y O2) y bactericidas.  

El cuidado del pH de este fluido es sumamente importante para prevenir la corrosión.  
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2.7.3 Protección catódica del revestimiento 

La corrosión electroquímica en el revestimiento se debe a la corriente eléctrica inducida de 

forma natural que fluye como resultado de una diferencia de potencial entre dos puntos del 

revestimiento. La corriente fluye fuera del revestimiento hacia áreas de mayor potencial 

llamadas ánodos (causando una pérdida de metal). La corriente fluye a través de la tierra y 

regresa a áreas de menor potencial sobre el revestimiento (cátodos). Estos dos puntos 

pueden estar separados por cientos de metros o solo por unos pocos centímetros. 

Como su nombre lo indica, la protección catódica protege las áreas catódicas de la corriente 

que entra al revestimiento. Por lo tanto, transfiere la corrosión del revestimiento al ánodo 

sacrificio. 

La protección parcial del revestimiento del pozo por este método es común, sin embargo, es 

difícil asegurar su adecuada distribución a lo largo de toda la tubería (Dennis, 1990).  

Los revestimientos de pozos generalmente utilizan un sistema de corriente impresa en lugar 

de un ánodo sacrificio debido a que la alta cantidad de protección de corriente (10 amperes) 

excede la capacidad de los ánodos sacrificio, además, el acero y particularmente el acero al 

carbono son relativamente metales activos y por lo tanto serán anódicos en la mayoría de 

las celdas de corrosión galvánica o en su propia estructura cristalina (Winning, Taylor, & 

Ronceray, 2010).   

 

2.7.4 Grados de acero 

La selección de un grado adecuado de TR en un campo es muy importante para prevenir la 

corrosión, esta decisión se basa principalmente en el tipo de ambiente esperado (amargo o 

dulce) y presión (interna y de colapso). Una buena elección del grado del revestimiento 

(junto con una buena aleación) puede prevenir algunos tipos de corrosión, como la corrosión 

bajo tensión (SCC).
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CAPÍTULO 3. Corrosión por H2S y CO2 en TR´s 

 

3.1 Corrosión por H2S 

El sulfuro de hidrógeno o ácido sulfhídrico cuya fórmula química es H2S, es un gas 

inflamable y tóxico que es más pesado que el aire y algunas veces encontrado en las 

operaciones de producción de aceite, gas y en el procesamiento de gas.  

Los yacimientos amargos son responsables de la generación de ácido sulfhídrico, aquellos 

que han sido sometidos a producción por inyección de agua son más propensos a aumentar 

su concentración de H2S. Por esta razón, la corrosión por H2S es conocida como corrosión 

amarga. 

La principal causa de que un yacimiento sea considerado amargo es el crecimiento de 

bacterias reductoras de sulfato (SRB, por sus siglas en inglés) en la zona donde el agua de 

mar se mezcla con el agua de formación, debido a que aquí se encuentran las condiciones 

para la existencia de estas bacterias (Ligthelm, de Boer, & Brint, 1991).  

Durante la corrosión por presencia de H2S, el sulfuro de hierro que se produce en la 

reacción química se adhiere a la superficie del acero en forma de polvo negro o incrustación.  

El H2S reacciona con el agua bajo ciertas condiciones de presión y temperatura, que 

generan la disociación de los átomos de hidrógeno. Una vez separado el hidrógeno a nivel 

atómico, este se introduce en el acero, iniciando su difusión a través del espesor del cuerpo 

del tubo. Esta difusión puede continuar si no existe algo que lo detenga; en el acero se 

encuentran incrustaciones no metálicas como el sulfuro de manganeso (MnS), silicatos 

(SiO3)
-2 o alúmina (Al2O3), por lo que el hidrógeno atómico se detiene y empieza a 

acumularse.  

La acumulación de este hidrógeno molecular va aumentando la presión en los espacios 

intragranulares del acero, generando pequeñas fisuras. Las fisuras intragranulares se 

empiezan a propagar, uniéndose entre sí, dando lugar a fisuras escalonadas y finalmente la 

separación del acero por planos (TenarisTamsa, 2011). 

Es importante mencionar que, la tasa de corrosión por H2S depende principalmente de 4 

factores: la concentración de H2S, el pH del medio y la condición de temperatura y presión 

del ambiente. Se hablará de cada uno de estos factores más adelante.  

 

3.2 Química de la corrosión por H2S 

La corrosión del hierro en la presencia de ácido sulfhídrico y agua depende de la disociación 

de la molécula de H2S. El hierro se oxida a la forma ferrosa en el ánodo y el ácido sulfhídrico 

sufre una disociación de dos etapas en el cátodo. Tung, y otros (2001) proponen las 

siguientes reacciones de equilibrio: 

 En el ánodo:  

                                                               ........................................................... (3.1) 

El hierro reacciona con el electrolito (se disuelve), se ioniza en Fe2+ y libera dos electrones. 
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Y en el cátodo se produce hidrógeno y entra en el acero o forma gas hidrógeno y burbujea: 

 Si el H2S está presente:  

                                                             ....................................................... (3.2) 

 Si el H2S no está presente: 

                                                               ......................................................... (3.3) 

El hidrógeno entra al acero primero por adsorción en la interfaz agua-acero y luego al ser 

absorbido por el acero como hidrógeno. La cantidad de hidrógeno que entra depende de la 

velocidad de corrosión de la superficie del acero y la concentración de aniones, como el HS- 

, que reduce la tendencia a producir gas hidrógeno (H0) y promueve que el hidrógeno entre 

al acero.  

La concentración de ácido, típicamente relacionada con el pH, influye en la cantidad de daño 

por corrosión: 

A un pH>4 

                                                              ............................................ (3.4) 

A un pH<4 

                                                              ............................................. (3.5) 

Que luego conduce a la carga de hidrógeno del acero con hidrógeno o a la evolución del gas 

de hidrógeno (Tung, Hung, Tien, & Loi, 2001). 

Como también señalan Kermani, Martin & Esakul (2006), el anión HS- se disocia aún más a 

S2- y H+, posteriormente el ion de S2- reacciona con el hierro (Fe) para formar el producto 

negro de la corrosión comúnmente encontrado en servicio (FeS).   

En contraste con la precipitación de carbonato de hierro en la corrosión de CO2 puro, en un 

entorno con H2S pueden formarse muchos tipos de sulfuro de hierro, como el sulfuro ferroso 

amorfo, mackinawita, itritita, pirrotita, troilita y pirita. Se considera que la mackinawita se 

forma primero en la superficie del acero por una reacción superficial directa (Koteeswaran, 

2010). 

 

3.3 Agrietamiento bajo tensión por sulfuro (Sulfide Stress Cracking, SSC) 

Podría decirse que es la forma más conocida y riesgosa de corrosión debida a H2S. Este 

ataque es definido como el agrietamiento de un metal bajo la acción combinada de un 

esfuerzo de tensión y corrosión en presencia de agua y H2S. Varios factores se deben 

presentar para que el SSC ocurra, estos factores son:  

 Un material susceptible 

 Esfuerzo de tensión 

 Ácido sulfhídrico  

 Agua 
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Si cualquiera de estos factores no está presente, el SSC no puede ocurrir (Ogden, 2005).  

 

Figura 3.1 Mecanismo del SSC (Bahadori, 2014). Modificado. 

 

3.4 Bacterias productoras de H2S (Sulphate Reducing Bacteria, SRB) 

Las Bacterias Reductoras de Sulfato son responsables de la generación de sulfuro por 

reducción de sulfato disimilatoria. El sulfuro puede reaccionar con las superficies metálicas, 

causando despolarización del hierro y posteriormente la corrosión. El sulfuro puede ser 

reoxidado a azufre o sulfato por bacterias oxidantes de sulfuro como thiomicrospira, 

formando azufre y polisulfuros, que también son corrosivos. 

El sulfuro de hierro también forma celdas galvánicas sobre la superficie del metal, lo que 

resulta en un ataque galvánico localizado sobre la superficie del hierro adyacente a los 

depósitos de sulfuro de hierro (Lund, Enning, & Lee, 2017). 

En los yacimientos, las SRB ingieren sulfato y ácidos grasos, excretando H2S (Ligthelm, de 

Boer, & Brint, 1991). Este tipo de bacterias no se comen al metal, pero pueden colonizar y 

establecer celdas de concentración donde la corrosión puede acelerarse.  

 

Figura 3.2 Efecto de la corrosión por SRB (Martin, Stegmann, & Sookprasong, 2016). 
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3.5 Factores que afectan la corrosión por H2S 

3.5.1 Efecto del pH 

El control del pH es uno de los métodos más utilizados para minimizar la corrosión. La 

naturaleza protectora y la composición del producto de corrosión dependen en gran medida 

del pH de la solución. A valores bajos de pH (<2) el hierro se disuelve y el sulfuro de hierro 

no se precipita sobre la superficie del metal debido a una muy alta solubilidad de las fases 

de sulfuro de hierro. 

En este caso, el H2S exhibe solo el efecto de aceleración en la disolución del hierro. A 

valores de pH de 3 a 5, se observa un efecto inhibidor del H2S debido a la formación de una 

película protectora de sulfuro ferroso (FeS) en la superficie del electrodo (Koteeswaran, 

2010).  

Además, dependiendo del pH, el ácido sulfhídrico puede estar presente en una de tres 

formas: H2S molecular, que está presente a bajos valores de pH, sulfuro de hidrógeno iónico 

(HS-) y sulfuro (S2-) que están presentes a valores altos de pH. Cada una de las tres 

especies es estable en un cierto rango de pH y están relacionadas entre sí como se 

describe en la siguiente ecuación (Tung, Hung, Tien, & Loi, 2001): 

                                                            .............................................. (3.6) 

Para el H2S un pH de 12 convierte la mayor parte del sulfuro de hidrógeno en iones bisulfuro 

y sulfuro. Al mantener valores de pH en este rango también se pueden controlar las 

bacterias reductoras de sulfato.  

 

3.5.2 Efecto de la concentración de H2S 

La concentración de H2S tiene una influencia muy importante en la capacidad protectora de 

la película de sulfuro formada. A medida que aumenta la concentración de H2S, la película 

formada se vuelve poco firme incluso a un pH de 3-5, por lo que no contribuye al efecto 

inhibidor de la corrosión (Koteeswaran, 2010).   

En un cierto rango de concentración de H2S, el agrietamiento por estrés de sulfuro y la 

corrosión electroquímica de las herramientas de perforación aumentan a la vez que aumenta 

la cantidad de sulfuro en el lodo. 

 

3.5.3 Efecto de la temperatura 

La dependencia de la temperatura de la corrosión por H2S es muy débil para la exposición a 

corto plazo y no parece tener un efecto en tiempos de exposición más prolongados. Esto 

sugiere que la tasa de corrosión está controlada predominantemente por la presencia de 

incrustaciones de sulfuro de hierro (Koteeswaran, 2010). 

La norma NACE TM0177 menciona que la corrosión por H2S se inicia a temperaturas de 65° 

C. Sin embargo, cuando la temperatura se incrementa, la tasa de corrosión se reduce 

debido a que disminuye la solubilidad del H2S en el agua de formación, así como la 

velocidad de reacción provocada por el ingreso del hidrógeno a la red metálica. 
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Algunos autores sugieren que para evitar problemas de corrosión por efecto del H2S se 

deben considerar los diseños de tuberías hasta un rango máximo de temperatura de 93° [C] 

(TenarisTamsa, 2011). 

 

3.5.4 Presión parcial del H2S  

La presión parcial del H2S es otro parámetro que afecta la velocidad de corrosión y se 

calcula: 

                                                     
            ...................................................... (3.7) 

 Donde p es la presión en el pozo,      la presión parcial del H2S y mol% la 

concentración de H2S en la mezcla, medido en porciento mol. 

De la ecuación 3.7 se observa que la      es directamente proporcional a la presión en el 

pozo y a la concentración de H2S en la solución. Esta presión parcial a su vez es 

proporcional a la velocidad de corrosión, es decir, a una mayor      tendremos una mayor 

tasa de corrosión.  

 

3.6 Producto de corrosión: película de sulfuro de hierro (FeS) 

Kvarekval (2012) realizó un experimento de laboratorio en el que observó el efecto que tuvo 

el pH en la corrosión interna (picaduras) de una tubería de acero, bajo un ambiente con 

presencia de H2S y CO2. El experimento lo hizo de dos maneras, en la primera utilizó una 

técnica llamada estabilización por pH que consiste en agregar químicos alcalinos al medio 

corrosivo con el fin de incrementar su pH y así mejorar las propiedades protectivas de las 

películas de corrosión, sin embargo, notó que los resultados fueron contrarios a los 

esperados, esta técnica contribuyó al aumento de la corrosión (aún con un pH de 7). El 

experimento realizado sin esta técnica (a un pH de 5) tuvo mucho mejores resultados, una 

pérdida de metal mucho menor, en comparación con el primer experimento.  

 

Figura 3.3 Película de FeS en la superficie de la tubería de acero (arriba) y remoción de la misma 

(abajo), expuesta por 52 días (Kvarekval J. , 2012). 
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Cabe destacar que, aunque hubo presencia de CO2, el producto de corrosión dominante fue 

de FeS. El experimento mostró que la corrosión que se presentó fue de grandes y amplios 

agujeros. El producto de corrosión tuvo buena adherencia en la superficie de la tubería que 

no presentó corrosión, mientras que en las áreas que presentaron pérdida de metal la 

película de FeS fue fácilmente removida y muy delgada.  

 

 3.7 Corrosión por CO2 

Aproximadamente el 60% de las fallas en campos petroleros está relacionada con la 

corrosión por CO2 (también conocida como corrosión dulce). El CO2 puede provocar no solo 

corrosión general sino también corrosión localizada (que es más severa).  

Por sí solo el CO2 no es corrosivo para los aceros y aleaciones a condiciones de fondo, sin 

embargo, cuando se disuelve en el agua producida o condensada por el yacimiento se 

vuelve muy corrosivo, pudiendo provocar tasas de corrosión muy altas. El pH final de esta 

solución dependerá de la temperatura y presión parcial del CO2 (Pérez T. E., 2013).  

La corrosión por CO2 se manifiesta principalmente como picaduras sobre la tubería.  

 

Figura 3.4 Corrosión por CO2 (Martin, y otros, 2016). 

 

3.8 Química de la corrosión por CO2 

El CO2 se disuelve en la fase acuosa (asociada con la producción de hidrocarburos), 

formando ácido carbónico: 

                                                  
             

 .................................................... (3.8) 

 Tres reacciones catódicas ocurren: 

                                                            
  ................................................ (3.9) 

                                                            
  .................................................. (3.10) 

                                                              ............................................................ (3.11) 
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 Y una reacción anódica: 

                                                               ........................................................... (3.12) 

Durante este proceso de corrosión, se puede formar carbonato de hierro (FeCO3) sobre la 

superficie del acero (de acuerdo a las ecuaciones 3.13, 3.14 y 3.15) si el límite de solubilidad 

del FeCO3 es logrado (el cual depende del pH de la solución, la presión parcial del CO2 y la 

temperatura). Este precipitado puede actuar como una capa protectora que reduce la 

corrosión del acero, sin embargo, bajo ciertas condiciones esta capa es parcialmente 

destruida, teniendo lugar la corrosión localizada (Pérez T. E., 2013). 

                                                       
         ...................................................... (3.13) 

                                                   
            ................................................ (3.14) 

                                                              ............................................. (3.15) 

 

3.9 Factores que afectan la corrosión por CO2 

3.9.1 Efecto del pH 

La tasa de corrosión del acero en una solución acuosa depende del pH. En la región donde 

el pH de la solución es menor a 4, la tasa de corrosión incrementa extremadamente 

conforme el pH disminuye. En la región de pH entre 4-10, la tasa de corrosión es 

independiente del pH debido a la formación de una película pasiva sobre la superficie del 

metal. Por lo tanto, mantener un pH alto es una de las estrategias contra la corrosión 

(Waseda & Suzuki, 2006).  

Sin embargo, debido a la hidrólisis de iones metálicos, existe un punto donde el pH tiende a 

disminuir cuando la corrosión sigue creciendo.  

Además, Nyborg (2010) sostiene que el pH puede cambiar considerablemente si la 

composición del agua cambia por la presencia de agua de formación, resultando también en 

un cambio considerable en la tasa de corrosión.  

 

3.9.1.1 Estabilización por pH 

Es una técnica utilizada para controlar la corrosión por CO2 en tuberías que transportan gas 

húmedo o gas y condensado. Este método se basa en el incremento del pH de la fase 

acuosa y puede combinarse con un inhibidor. Un incremento en el pH reducirá la tasa de 

corrosión del acero y promoverá la formación de películas protectoras. El principal reto de 

este método es el riesgo de crecimiento de incrustaciones de carbonatos que puede ocurrir 

(principalmente) por la presencia de sal en el agua de formación. Debido a esto, el método 

de estabilización por pH es aplicable solo en sistemas con muy poca producción de agua de 

formación.  

Puede utilizarse una estabilización de pH parcial o completa, al igual que el uso de un 

inhibidor (para controlar la formación de incrustaciones en caso de producción inesperada 

de agua de formación) (Olsen & Koren, 2015).  
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3.9.2 Efecto de la temperatura 

Estudios de laboratorio han mostrado que la velocidad de corrosión incrementa hasta los 

70°C debido probablemente al incremento de la transferencia de masa y la velocidad de 

transferencia de carga. Por arriba de esta temperatura la velocidad de corrosión comienza a 

disminuir. Este hecho se atribuye a la formación de una película protectora generada por la 

disminución en la solubilidad del carbonato de hierro (Bahadori, 2014).   

 

Figura 3.5 Efecto de la temperatura en la corrosión dulce en una tubería de acero al carbono 

(Vuppu & Jepson, 1994). Modificado. 

 

En el gráfico de la figura 3.5 los autores presentaron sus resultados experimentales y los 

compararon contra las predicciones hechas con la ecuación de Waard. Podemos notar que 

ambos gráficos siguen la misma tendencia, un aumento en la tasa de corrosión hasta llegar 

aproximadamente a los 70°C, por arriba de esta temperatura la tasa de corrosión comienza 

a disminuir.  

 

3.9.3 Presión parcial de CO2 

La presión parcial del CO2 es otro factor importante que afecta la velocidad de corrosión y se 

calcula: 

                                                   
            ........................................................ (3.16) 

 Donde p es la presión en el pozo,     
 la presión parcial del CO2 y mol% la 

concentración de CO2 en la mezcla, medido en porciento mol.  

El aumento de la velocidad de corrosión es proporcional a la presión parcial del CO2 (que a 

su vez es directamente proporcional a la presión en el pozo), es decir, a mayores     
 se 

presentarán mayores tasas de corrosión. 
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 Presiones parciales por arriba de 30 psi generalmente indica alto riesgo de corrosión. 

 Presiones parciales de 3 a 30 psi puede indicar alto riesgo de corrosión. 

 Presiones parciales menores a 3 psi generalmente no se considera corrosivo. 

 

3.10 Producto de corrosión: película de carbonato de hierro (FeCO3) 

Por lo general, en la industria petrolera el uso de tuberías de acero al carbono está limitado 

a ambientes corrosivos dulces. La película protectora que se forma en este ambiente es de 

carbonato de hierro. Esta película puede formarse en sistemas mojados y saturados de CO2 

a cualquier temperatura, siempre que el pH y la concentración de carbonato de hierro 

disuelto sea lo suficientemente alta (el aumento de carbonato de hierro es un proceso lento 

dependiente de la temperatura) (Dugstad, 1999).  

 

Figura 3.6 (a) Fotografía (ampliada x450) de una película protectora formada en un experimento de 

laboratorio. (b) Fotografía (ampliada x120) de una película protectora formada en una línea de flujo 

(Dugstad, 1999). 

 

Ambas fotografías muestran una película de producto de corrosión rellenada con carbonato 

de hierro, sin embargo, tienen un aspecto diferente debido a que, en el caso de la imagen 

(b) la tubería está sometida a mayores condiciones de humedad. 
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Dugstad también encontró que a bajas temperaturas la película formada es muy porosa y da 

poca protección contra la corrosión, además, la película de carbonato de hierro puede ser 

rellenada por sustratos esqueléticos (carburos de hierro, cromos, óxidos y carburos). 

 

3.11 Selección de TR´s en ambientes con H2S 

Con respecto al H2S, la selección del material se lleva a cabo primordialmente  para evitar 

SSC. Las tuberías de acero al carbono y las tuberías de acero con baja aleación de carbono 

es la primera alternativa considerada en la selección del material, no solo por su costo, 

también por su disponibilidad.  

Cuando el ambiente es demasiado agresivo para las tuberías, se utilizan inhibidores. Sin 

embargo, bajo ambientes altamente agresivos, tuberías más caras deben ser utilizadas, 

tales como aleaciones resistentes a la corrosión (Corrosion Resistant Alloys, CRAs). 

La NACE (2001) MR0175/ISO15156 parte 1 menciona que en ambientes con presencia de 

H2S, tuberías de acero al carbono y tuberías de baja aleación de acero resistentes a SSC 

pueden ser utilizadas. De igual manera, CRA´s resistentes a SSC y SCC pueden ser 

utilizadas.  

La NACE MR0175/ISO15156 parte 2 da algunos requerimientos y recomendaciones para la 

selección de materiales en presencia de H2S. Presenta dos opciones diferentes para 

seleccionar el material:  

 La primera de ellas menciona que en ambientes con     
         , tuberías de 

acero resistentes al SSC deberán ser utilizadas.  

 La segunda opción permite al usuario calificar y seleccionar los materiales 

resistentes a SSC para aplicaciones específicas en ambientes amargos o para 

rangos determinados. Esta decisión se realiza con el siguiente gráfico: 

 

Figura 3.7 Regiones de SSC (NACE, 2011). Modificado. 
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Región 0: En esta región no hay precauciones requeridas para la selección de aceros bajo 

estas condiciones (ambiente con muy poco contenido de H2S). 

Región 1 y 2: En estas regiones pueden utilizarse grados de acero (ISO) del L245 hasta el 

L450. Con respecto al API, los grados A y B, así como X-42 hasta X-65 pueden ser 

utilizados.  

También, los siguientes grados pueden ser utilizados a cualquier temperatura y en 

ambientes propensos a SSC: H40, J55, K55, M65, L80, C90 y T95.  

Región 3: En esta región pueden utilizarse grados de acero (ISO) del L245 hasta el L450. 

Con respecto al API, los grados A y B, así como X-42 hasta X-65 pueden ser utilizados. 

 

3.12 Corrosión combinada por H2S y CO2  

La combinación de H2S y CO2 modifica significativamente las características de corrosión en 

comparación con la sola presencia de H2S o CO2. 

En presencia de H2S y CO2, el H2S puede promover o disminuir la corrosión dulce. Kermani, 

Martin & Esaklul (2006) plantean que las instalaciones petroleras podrían presentar menores 

velocidades de corrosión en un ambiente amargo en comparación con un ambiente dulce 

debido a que el sulfuro de hidrógeno es aproximadamente tres veces más débil que los 

ácidos carbónicos, pero el H2S es cerca de tres veces más soluble en la fase hidrocarburo 

que el CO2.  

La naturaleza de la interacción entre el H2S y CO2 es compleja y las investigaciones 

limitadas. La mayoría de la literatura indica que la tasa de corrosión por CO2 se reduce en la 

presencia de H2S a temperaturas ambiente.  

Estos mismos autores mencionan que, como regla general, la presencia de H2S en un 

ambiente que contiene CO2 puede: 

 Incrementar el riesgo de corrosión por la formación preferencial de sulfuro de hierro 

como producto de corrosión, el cual es menos protectivo que el carbonato de hierro 

(producto de corrosión de un ambiente dulce). 

 Disminuir el riesgo de corrosión por la formación de una capa protectiva de sulfuro de 

hierro y carbonato de hierro. 

También afirman que el proceso de corrosión en presencia de ambos gases está gobernado 

por el gas dominante (el que se encuentra en mayor concentración). 

Por otro lado, Pots y otros (2002) introdujeron una relación CO2/H2S que considera tres 

diferentes dominios de corrosión (tabla 3.1). 
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Tabla 3.1 Relación de CO2/H2S propuesta por Pots, y otros, (2002). 

Relación Corrosión dominante Producto de corrosión 

CO2/H2S < 20 H2S Principalmente FeS 

20 < CO2/H2S > 500 Mezcla de CO2/H2S Mezcla de FeS y FeCO3 

CO2/H2S > 500 CO2 Principalmente FeCO3 

 

Esta tabla es de gran apoyo para conocer en qué región estamos y cuál es el mecanismo de 

corrosión dominante, siendo también de gran ayuda para la selección de la tubería a utilizar 

en dicho ambiente. 

La siguiente imagen muestra la cantidad de películas protectoras generadas sobre la 

superficie de una tubería de acero al carbono bajo un ambiente con presencia de H2S y CO2. 

 

Figura 3.8 Productos de corrosión en un ambiente combinado con múltiples capas de compuestos de 

sulfuro de hierro (Choi & Al-Ajwad, 2008).  

 

Kvarekval (1999) también llevo a cabo una investigación en la que estudió el efecto que 

tienen las pequeñas concentraciones de H2S sobre la corrosión por CO2, en acero al 

carbono y hierro. Encontró que el efecto que tuvo el H2S fue (a bajos pH) acelerar la tasa de 

corrosión en un factor 4-6, comparado con la sola presencia de CO2. Sin embargo, a altos 

pH el efecto del H2S fue insignificante. Además, afirma que en el material de hierro corroído 

el producto de corrosión dominante es el sulfuro de hierro.  
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En un trabajo elaborado por Choi & Al-Ajwad hecho en un campo de gas que presentaba 

presencia de H2S y CO2 encontraron que dos tipos de corrosión en la TP fueron los que se 

presentaron: corrosión general y corrosión por picaduras (2008).  

Al igual que en la sola presencia de H2S y CO2, los factores clave que influyen en la 

corrosión por CO2/H2S son (Kermani, Martin, & Esaklul, 2006): 

 Temperatura. 

 Química del fluido (química del agua, pH, ácidos orgánicos, corte de agua, relación 

de fases, etc.). 

 La fase de hidrocarburos. 

 Las características y velocidad de flujo. 

 Superficie del acero, incluyendo productos de corrosión, incrustaciones, asfaltenos y 

ceras. 

 Química del acero. 

 Relación CO2/H2S. 

 

3.13 Selección de tuberías en ambientes con H2S y CO2  

Kvarekval (1999) menciona que la selección de materiales para las instalaciones que 

manejan fluidos con H2S y CO2 está dictada solo por la concentración de H2S existente. 

Las aleaciones de 9Cr-1Mo han sido exitosamente utilizadas en equipos de fondo de pozo 

contra la corrosión por CO2, mostrando  también una buena resistencia contra la SSC.  

Por otro lado, Chen (1992) afirma que los tubulares hechos con 13% de Cromo (13Cr) son la 

CRA menos cara que puede ser utilizada para combatir la corrosión por H2S y CO2 (sin un 

tratamiento inhibidor).  

Un reciente experimento de laboratorio mostró que el acero inoxidable con 17Cr es una 

excelente opción para los ambientes susceptibles a la corrosión dulce y amarga, con 

aplicaciones límite de 230 °C, 10 MPa de CO2 y 0.01Mpa de H2S (Ishiguro, y otros, 2013).  
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CAPÍTULO 4. Diseño de TR´s en ambientes corrosivos (H2S y CO2) 

 

El diseño del revestimiento consiste en una comparación de los escenarios de carga más 

razonables que debe de resistir la tubería. Se hace para cada una de las TR´s que serán 

asentadas dentro del pozo. 

Como se verá más adelante en este capítulo, existe el diseño por corrosión en el que se 

considera la presencia de CO2 y H2S para seleccionar el revestimiento.   

 

4.1 Resistencia al colapso 

Es la capacidad del revestimiento para resistir una presión diferencial externa. La resistencia 

al colapso es calculada utilizando el procedimiento recomendado por el API. Los datos de 

entrada necesarios son: presión interna, esfuerzo de cedencia, diámetro externo, espesor y 

grado de la tubería.  

La API presenta 4 fórmulas para definir la resistencia al colapso de una tubería para cuatro 

tipos de colapso (Chevron, 2005). 

 

Figura 4.1 Curvas de presión de colapso API para una TR grado P-110 (Chevron, 2005). 

Modificado. 

 

Para saber en qué tipo de colapso estamos solo necesitamos la relación entre el diámetro 

externo de la tubería y su espesor, una vez obtenido ese valor entramos al gráfico e 

intersectamos con la curva. 

                                                         (
(  ⁄ )  

(  ⁄ )
 ) ...................................................... (4.1) 
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  ) ...................................................... (4.3) 
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  ......................................................... (4.4) 

 Donde    es el esfuerzo de cedencia (psi), D el diámetro externo de la tubería, t su 

espesor y A, B, C, F, G variables que se calculan de la siguiente manera:  

                                       
                 

  ...................... (4.5) 

                                                                ............................................... (4.6) 

                                   
                 

  ............................ (4.7) 
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 ⁄
)

 

  (
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 ⁄ )(  
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 ⁄
)

 ...................................................... (4.8) 

                                                              
  

 
 .................................................................. (4.9) 

Una vez conocido el tipo de colapso en el que nos encontramos y calculada su 

correspondiente presión de colapso, la presión externa necesaria para causar el colapso de 

la tubería es calculada: 

                                                    (  
 

 
 ⁄
)         .............................................. (4.10) 

 

4.2 Resistencia al estallido (Presión interna)  

La resistencia al estallido de una tubería mide la resistencia estructural de una sección 

transversal a una presión diferencial interna. Se calcula utilizando el procedimiento 

recomendado por la API y los datos de entrada necesarios son diámetro externo de la 

tubería, espesor de la tubería y esfuerzo de cedencia.  

La presión interna se calcula de la siguiente manera (Chevron, 2005): 

                                                            (
    

 
) ....................................................... (4.11) 

 

4.3 Resistencia a la tensión/compresión 

La resistencia a la tensión mide la resistencia estructural de una sección transversal de 

tubería a una carga axial de tensión/compresión que causa cedencia al cuerpo del tubo.  

Se calcula utilizando el procedimiento recomendado por la API y los datos de entrada 

necesarios son diámetro externo e interno de la tubería y esfuerzo de cedencia. 
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La tensión se calcula de la siguiente manera (Chevron, 2005): 

                                                     
   

 
        .......................................................... (4.12) 

 

4.4 Factores de diseño 

Los factores de diseño son utilizados para considerar las incertidumbres en las propiedades 

de los materiales, incertidumbres en las tolerancias dimensionales del revestimiento e 

incertidumbres en las cargas del revestimiento.  

A estos factores se les suele llamar factores de seguridad. El rango comúnmente utilizado 

de factores de diseño en la industria es el siguiente (Byrom, 2007): 

 Colapso: 1.0 – 1.125 

 Estallido: 1.0 – 1.25 

 Tensión: 1.6 – 2.0 

En Alberta, Canadá hay muchos pozos que tiene altas concentraciones de H2S y CO2 en los 

fluidos producidos, debido a esto, factores de diseño mínimos son requeridos por regulación. 

Estos factores de diseño mínimos para pozos en Alberta se presentan en la tabla siguiente a 

modo ilustrativo: 

Tabla 4.1 Factores de diseño mínimos para pozos en Alberta, Canadá (Byrom, 

2007). 

      

<0.34 kPa       >0.34 kPa 

     

>500 kPa 

    
 

>2000 kPa 

Colapso 1.00 1.00 1.00 1.00 

Estallido 1.00 1.25 1.35 1.35 

Tensión 1.60 1.60 1.60 1.60 

 

 

4.5 Diseño por CO2 y H2S 

El diseño por corrosión se realiza con los valores de presiones parciales de ambos gases. 

La siguiente tabla resume brevemente el tipo de corrosión esperada con base en las 

presiones parciales del H2S y CO2 (López, 2004). 
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Tabla 4.2 Tuberías recomendadas en función de presiones parciales (UNAM, 2004). 

 Presiones parciales (psi) Corrosión esperada Acero recomendado 

CO2 

  30 Alta TRC – 95 

3 – 30 Media TRC – 95, L – 80 

< 3 No se presenta Cualquier grado 

H2S 

> 1.5 Alta TRC – 95 

0.05 – 1.5 Media TRC – 95, L – 80 

< 0.05 No se presenta Cualquier grado 

 

De la tabla 4.2 podemos notar que las presiones parciales de CO2 esperadas son mucho 

mayores que las presiones parciales de H2S. Además, las tuberías recomendadas son las 

mismas para ambos casos (corrosión dulce y amarga).  

Un gráfico más detallado (figura 4.2), igualmente basado en las presiones parciales es 

utilizado para determinar el tipo de tubería a utilizar bajo esas condiciones.  

 

 

Figura 4.2 Gráfico para determinar el tipo de tubería a utilizar en ambientes corrosivos (CO2 y 

H2S) (TenarisTamsa, 2011). Modificado.  
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En la industria petrolera se han detectado condiciones que favorecen la corrosión y es muy 

importante tomarlas en cuenta para el diseño por gases amargos (Facultad de ingeniería, 

2018): 

 Profundidades mayores a 1500 metros 

 Temperatura superior a 70 °C 

 Presiones mayores a 100 kg/cm2 (1420 psi) 

 Producción de gas superior a 2 MMpcd 

 Presión parcial de CO2 mayor a 30 psi 

 Presión parcial de H2S mayor a 1.5 psi 

 pH del agua producida menor a 5.5  

 

4.6 Ejemplo: Diseño de una TR por corrosión 

 

El diseño se llevará a cabo para la TR intermedia de 13 5/8” del pozo A1 con los siguientes 

datos: 

Peso= 88.2 lb/ft 

Profundidad de asentamiento= 2,875 (mv) 

Se utiliza TRC95 @ 1,700 md (1,688 mv), posteriormente TAC-110 @ 2,980 md (2,875 mv) 

Espesor= 0.625 plg 

Diámetro interno= 12.375 plg 

Área transversal= 25.525 plg2 

Densidad de lodo para perforar= 1.46 gr/cc   

Densidad de fractura= 1.99 gr/cc 

Tsup estática= 35°C 

Tfondo= 131.7 °C 
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Figura 4.3 Estado mecánico del pozo A1. 
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4.6.1 Diseño por presión interna 

 Datos:  

Profundidad TR= 2,875 mv 

                     

                 

                           

                 

               

                   

                         

                       

                          

 

 Del diseño por presión interna se obtienen los siguientes resultados: 

           
                              

  
             

                       

     
             

    
  
  

     
  
  

 
           

                                               

 

 Las alturas de líquido y gas son necesarias para saber en dónde se encuentra la 

interfase gas-líquido. 
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 Resumiendo los datos que se van a graficar: 

 

Tabla 4.3 Diseño por presión interna 

 
Presión 

(psi) 

Presión de 

respaldo (psi) 

Presión 

resultante (psi) 

Presión de 

diseño (psi) 

Presión interna 

TRC-95 (psi) 

Superficie 5,000.0 0 5,000 5,625 7,630 

Interfase 5,507.6 2,202.3 3,305.3 3,718.5 7,630 

Zapata TR 8,626,2 5,233.0 3,393.2 3,817.4 7,630 

  

 

Figura 4.4 Diseño por presión interna.  
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Como la gráfica de presión interna no intersectó con la de diseño (líneas punteadas), la TR 

ha pasado el diseño por presión interna. Sin embargo, más adelante se hará el diseño por 

corrosión, por lo que esta gráfica cambiará. 

 

4.6.2 Diseño por colapso 

 Datos 

                  

                    

                       

                           

                       

                          

 

 Cálculos 

          (    
  

  
)                  
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 Resumiendo los datos que se van a graficar: 

 

Tabla 4.4 Diseño por colapso 

 

Línea de 

carga máx 

(psi) 

Presión de 

respaldo (psi) 

Presión 

resultante 

(psi) 

Presión de 

diseño (psi) 

Presión colapso 

TRC-95 (psi) 

Superficie 0 0 0 0 4,260 

NEF 4,063.5 0 4,063.5 4,571.4 4,260 

Zapata TR 5,968.8 2,375.2 3,593.7 4,042.9 4,260 

 

 

 

Figura 4.5 Diseño por colapso. 
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La gráfica de presión de colapso de la TR intersectó con la gráfica de presión resultante 

(líneas punteadas), por lo que no pasó el diseño por colapso. Sin embargo, aún se debe 

determinar a qué profundidad se cambiará de tubería debido a la corrosión y al aumento del 

colapso. 

 

4.6.3 Diseño por tensión-compresión 

 

 Datos 

Libraje = 88.2 lb/ft 

Longitud = 2,875 mv 
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 Resumiendo los datos que se van a graficar: 

 

Tabla 4.5 Diseño por tensión-compresión. 

Wflotado 

(lb) 

Ph 

(psi) 

AT 

(pg2) 

Fcompresión 

(lb) 

Ftensión 

(lb) 

Punto neutro 

(mv) 

677,035.6 5,968.8 25.53 -152,357.4 677,035.6 2,348.4 

 

 

 

Figura 4.6 Diseño por tensión-compresión. 

 

4.6.4 Diseño por corrosión 

 

Tsup estática= 35°C 

Tfondo= 99 °C  

Profundidad total = 2,980 md 
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Figura 4.7 Diseño por corrosión. 

 

Una vez graficado el gradiente de temperatura estático desde superficie hasta el 

asentamiento de la TR 13 5/8 (2,980 md), se trazó una recta a 72°C (que es 

aproximadamente la temperatura a la cual se comienzan a liberar los gases que corroen a la 

tubería), donde intersecta esta recta con la gráfica de gradiente estático se traza otra recta 

en dirección al eje “y” (profundidad), con esto se obtiene la profundidad a la que se requiere 

tubería resistente a la corrosión (aproximadamente de 0 a 1,700 md) y tubería resiste al 

colapso (de 1,700 a 2,980 md). 

Tomando en cuenta los resultados anteriores: TRC-95 de 0 a 1,688 mv y TAC-110 de 1,688 

a 2,875 mv, las gráficas de diseño quedan de la siguiente manera: 
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Figura 4.8 Diseño por presión interna después de seccionar la TR. 

 

 

Figura 4.9 Diseño por colapso después de seccionar la TR. 

 

Al seccionar la TR el diseño por colapso quedó arreglado. Quedó comprobado por qué se 

utilizó TRC y TAC para el pozo A1 a esas profundidades. El diseño por corrosión tiene gran 

importancia en el revestimiento del pozo, como ya se mencionó, una de la mejores manera 

de prevenir la corrosión en la TR es elegir el tipo de tubería adecuada desde el inicio. Es 

importante señalar que, en el diseño por corrosión se escogió una temperatura de 72 °C 

para hacerlo, sin embargo, se puede utilizar una temperatura diferente (por lo general 

mayor).   
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CAPÍTULO 5. Inhibidores de corrosión 

 

5.1 Inhibidor de corrosión 

Entre los diferentes métodos que existen para combatir la corrosión en la industria petrolera, 

los inhibidores son uno de los más utilizados y económicos.  

Un inhibidor es un compuesto químico que cuando es añadido a un fluido o gas, disminuye 

la velocidad de corrosión de un metal o una aleación. Los inhibidores son una de las 

mejores maneras para reducir los problemas de corrosión y evitar la degradación del metal 

de las tuberías petroleras (Rostami & Nasr-El-Din, 2009). 

La mayoría de los inhibidores de corrosión utilizados en la industria son mezclas químicas 

que contienen surfactantes, mejoradores de películas, demulsificadores, o secuestradores 

de oxígeno, además del resto del inhibidor. La mayoría de los inhibidores actuales tienen 

moléculas que contiene nitrógeno.  

La selección del inhibidor debe tomar en cuenta aspectos como el ambiente en el que se 

usará (debe ser compatible), sus propiedades físicas y químicas (composición, viscosidad, 

concentración, densidad, etc.), su costo, que no afecte el proceso o las operaciones, entre 

otros factores (Rahuma & Kannan, 2014).   

Sastri (2011) sostiene que un inhibidor puede mitigar la corrosión de dos maneras: 

interactuando con las especies corrosivas (hacer el ambiente menos corrosivo o mitigarlo) o 

interactuando con la superficie de metal (generando películas).  

En general, los inhibidores crean una capa protectora sobre la superficie del metal o facilitan 

su pasivación, impidiendo la interacción entre el metal y el ambiente; y por lo tanto las 

reacciones electroquímicas que provocan la corrosión. Además, todos los inhibidores son 

compuestos orgánicos o inorgánicos. La mayoría de ellos son efectivos sólo para un 

determinado tipo de metal o para determinado grupo de metales (a excepción de los 

cromatos, que pasivan la mayoría de los metales) (Brzeszcz & Turkiewicz, 2015). 

Como afirman Abbasov, y otros (2013), los inhibidores de corrosión comerciales consisten 

en al menos uno de los siguientes surfactantes: ácidos grasos, aminas, aminas grasas, 

diaminas, imidazolinas, aminas cuaternarias, otros derivados de aminas y compuestos que 

contienen oxígeno, azufre o fósforo.  

Landolt (2007) propone una expresión matemática para medir la eficiencia de un inhibidor, 

esta ecuación indica hasta qué punto la velocidad de corrosión se ralentiza por la presencia 

del inhibidor: 

                                                            
    

  
  ................................................................ (5.1) 

 Donde    y   indican la velocidad de corrosión en la ausencia y presencia de un 

inhibidor, respectivamente.  

Esta eficiencia de inhibición depende de un número de parámetros como la velocidad de 

flujo, la concentración del inhibidor, el ambiente, etc.; de estos parámetros se hablará a 

detalle más adelante.  



UNAM  Capítulo 5. Inhibidores de corrosión 

             73 
Facultad de Ingeniería 

5.2 Clasificación de los inhibidores 

Los inhibidores pueden clasificarse en tres grandes grupos (Landolt, 2007): 

 Por su campo de aplicación: ácidos, soluciones neutras, pinturas, fase gaseosa, etc. 

 Por su efecto en la reacción electroquímica: anódicos, catódicos y mixtos 

 Y por su mecanismo de reacción: adsorción, pasivación, precipitación de la película y 

por eliminación de oxígeno (secuestradores). 

En este trabajo se obviará su clasificación por campo de aplicación, por lo que no se hablará 

más a detalle de esta. 

 

5.2.1 Clasificación por su efecto en la reacción electroquímica 

5.2.1.1 Inhibidores anódicos 

Este tipo de inhibidores afectan la reacción anódica y su curva de polarización. El potencial 

cambia a una dirección más positiva (dirección anódica) como resultado de un pequeño flujo 

de corriente. Ejemplos de este tipo de inhibidores son: iones de cromato, molibdato, nitrito y 

fosfato. Compuestos orgánicos tales como formaldehído, piridina y polímero polietileno 

utilizado para inhibir la corrosión del acero también son considerados inhibidores anódicos.  

 

5.2.1.2 Inhibidores catódicos  

Los inhibidores catódicos influyen en la reacción catódica y la curva de polarización 

catódica. El potencial cambia hacia valores más negativos (dirección catódica). También son 

considerados “inhibidores seguros” debido a que proporcionan una inhibición de la reacción 

catódica incluso con bajas concentraciones. Algunos ejemplos son: polifosfato, tripolifosfato 

de sodio, arseniatos, sulfuros y compuestos orgánicos como imidazol y bencimidazol. 

 

5.2.1.3 Inhibidores mixtos 

Finalmente, los inhibidores mixtos funcionan tanto en la reacción catódica como la anódica. 

Ejemplos de este tipo son: benzotriazol, thiourea, aminas, amidas y acridinas (Arora, 

Pandey, & Ghandhi, 2012). 

 

Figura 5.1 Diagramas de Evans que muestran el cambio en el potencial de corrosión debido a la 

presencia de un inhibidor (Landolt, 2007). Modificado. 
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5.2.2 Clasificación por su mecanismo de reacción 

5.2.2.1 Adsorción 

La adsorción es el fenómeno en el cual las moléculas de un soluto (en nuestro caso un 

inhibidor) se concentran en una superficie sólida (la tubería de acero) por la acción de 

fuerzas intermoleculares entre el soluto y el sólido (inhibidor y tubería). 

La adsorción de un inhibidor sobre la superficie del metal reduce la velocidad de corrosión 

debido a la formación de una barrera física que obstruye las reacciones electroquímicas y 

bloquea la interacción entre el metal y el ambiente. Este tipo de inhibidores son compuestos 

orgánicos y afectan la reacción catódica y anódica (Rostami & Nasr-El-Din, 2009).  

Este proceso también es acompañado por un cambio en la diferencia de potencial entre el 

electrodo de metal y la solución, debido a la distribución no uniforme de las cargas eléctricas 

en la interfaz. Esta interfaz metal-electrolito posee una doble y a veces triple capa eléctrica 

(Sastri, 2011).  

Brzeszcz (2015) argumenta que la efectividad de los inhibidores que funcionan bajo este 

mecanismo depende en gran medida del grado de adsorción que se logre sobre la superficie 

del metal, a mayor aislamiento del metal por la barrera protectora menor tasa de corrosión.  

 

Figura 5.2 Representación esquemática de la adsorción de un inhibidor sobre la superficie de un 

acero suave (Abbasov, y otros, 2013).  

 

5.2.2.2 Pasivadores 

Los inhibidores que trabajan bajo este mecanismo reaccionan con los elementos corrosivos 

del medio acuoso, formando precipitados protectores (Taghavikish & Dutta, 2017).  

Por lo general, los pasivadores son sustancias oxidantes inorgánicas (como cromatos, 

nitritos y molibdatos) que pasivan el metal y desplazan el potencial de corrosión en la 

dirección noble.  

Este tipo de inhibidores reducen la tasa de corrosión a valores muy bajos, siendo en algunos 

casos la mejor opción a utilizar (Winston & Uhlig, 2008). 
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5.2.2.3 Secuestradores (scavengers) 

Este mecanismo se basa en la eliminación del agente oxidante, es decir, eliminan el oxígeno 

del sistema (secuestradores de oxígeno), al hacerlo también se elimina la corrosión.  

La hidracina y el sulfato de sodio entran en esta categoría ya que unen las moléculas de 

oxígeno y las eliminan del medio ambiente (actualmente son los inhibidores más utilizados 

de este tipo) (Brzeszcz & Turkiewicz, 2015). 

Los dos principales tipos de secuestradores químicos utilizados son secuestradores de 

oxígeno y secuestradores de ácido sulfhídrico, aunque este último no es muy común. Por lo 

general, los secuestradores de oxígeno se basan en bisulfito de amonio (NH4HSO3) debido a 

que reacciona con el oxígeno y lo reduce a sulfato. Los proyectos de inyección de agua 

utilizan este tipo de secuestradores (Winning, Taylor, & Ronceray, 2010).  

 

5.3 Inhibidores inorgánicos 

Por lo general, estos inhibidores consisten en sales cristalinas como el cromato de sodio, 

boratos o fosfatos. Los aniones negativos de estos compuestos son los que están 

involucrados en la reducción de la corrosión del metal (Almagro & Pilay de la A, 2013).  

Actualmente este tipo de inhibidores están siendo reemplazados por “verdes”, amigables 

con el medio ambiente. 

 

5.4 Inhibidores orgánicos 

Debido a la toxicidad de los inhibidores inorgánicos, una variedad de compuestos orgánicos 

han sido utilizados como inhibidores de corrosión, siendo mejores para proteger el acero en 

medios ácidos.  

Los inhibidores orgánicos trabajan bajo el mecanismo de adsorción, protegiendo al metal de 

tres maneras: 

 Adsorción física: resulta de una atracción electrostática entre el inhibidor y la 

superficie del metal, sin embargo, los inhibidores que trabajan bajo este mecanismo 

se eliminan fácilmente de la superficie del metal. 

 Adsorción química: los inhibidores que funcionan bajo este mecanismo son los más 

efectivos. La quimisorción resulta de compartir carga o de la transferencia de carga 

entre las moléculas inhibidoras y la superficie del metal. La adsorción química es 

más lenta que la física.  

 Formación de películas: este mecanismo se basa en las reacciones superficiales de 

las moléculas inhibidoras y en la formación de una película delgada en la superficie 

del metal que bloquea las áreas anódicas y catódicas (Taghavikish & Dutta, 2017). 
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5.5 Factores que afectan la eficiencia de inhibición  

5.5.1 Concentración del inhibidor 

Se ha encontrado que la velocidad de corrosión disminuye con el incremento de la 

concentración del inhibidor, esto se debe a que se logra una mayor adsorción del inhibidor 

en la superficie del metal, es decir, una mayor extensión de superficie cubierta por el 

inhibidor, haciendo más difícil futuros ataques corrosivos por la solución electrolítica (Rajeev, 

Surendranathan, & Murthy, 2012). 

 

Figura 5.3 Variación de la tasa de corrosión con el tiempo para un acero suave en un medio con CO2 

a diferentes concentraciones de inhibidor (Abbasov, y otros, 2013). Modificado.  

 

5.5.2 Compatibilidad del inhibidor  

Los inhibidores de corrosión deben de ser compatibles con el entorno en el que estarán en 

contacto, es decir:  

 Con el sistema de inyección: válvulas, bombas, juntas; 

 Con otros tratamientos químicos utilizados: biocidas, secuestradores de oxígeno, 

desemulsificadores; 

 Con el ambiente: deben tener baja toxicidad y no contaminar (cumplir con 

regulaciones ambientales). 
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Una manera de evitar problemas de compatibilidad entre inhibidores y otros químicos es 

priorizar sustancias químicas dependiendo del problema que va a solucionar o utilizar 

productos combinados (como inhibidores de corrosión y de incrustaciones) (Palmer, 

Hedges, & Dawson, 2004). 

 

5.5.3 Factores de entorno 

Algunos autores postulan que la eficiencia de un inhibidor es afectada por los siguientes 

factores:  

 Temperatura: altas temperaturas influyen en la película formada en la superficie del 

metal y en la tasa de corrosión, pudiendo disminuir también la capacidad de 

adsorción del inhibidor. Sastri (2011) describe la influencia de la temperatura como 

un proceso complejo, sostiene que un cambio de temperatura puede afectar la 

cinética y el mecanismo de disolución del metal y de formación de óxidos, al igual 

que el fenómeno de adsorción. Debido a lo anterior, la temperatura puede 

incrementar, disminuir o no tener efecto sobre el inhibidor de corrosión.  

 Presiones parciales: como se mencionó en capítulos anteriores, las presiones 

parciales del H2S y del CO2 influirán en la selección de la tubería y en este caso, 

también en la selección del tipo de inhibidor a utilizar. De los inhibidores de corrosión 

para ambientes amargos y dulces se hablará más adelante en este capítulo. 

 Composición del fluido producido: el corte de agua, de gas y condensado, así como 

la densidad y viscosidad del fluido influyen en la conductividad, retención y humedad 

de la superficie del acero, afectando directamente el desempeño del inhibidor. 

 Condiciones de flujo: altas velocidades de flujo o flujo turbulento pueden dañar la 

barrera protectora generada por el inhibidor, afectando directamente su eficacia.  

 Costo y disponibilidad del inhibidor. 

 Tipo de ambiente (amargo o dulce). 

 Tipo de problema a controlar: acidificación, inyección de fluidos (Palmer, Hedges, & 

Dawson, 2004). 

 

5.5.4 Factores relacionados con el metal 

Los inhibidores de corrosión son, en general, específicos para actuar en metales. La 

efectividad de la inhibición depende totalmente de la naturaleza del metal. La tabla debajo 

proporciona una guía general que indica el rendimiento relativo de los inhibidores de 

corrosión para metales, en soluciones casi neutrales (Sastri, 2011): 
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Tabla 5.1 Desempeño de inhibidores de corrosión en un rango de pH de 5-9 (Sastri, 

2011). 

Metal 

(aleación) 

Inhibidor 

Cromatos Nitratos Benzoatos Boratos Fosfatos Silicatos Taninos 

Acero suave Bueno bueno bueno bueno bueno 
relativamente 

bueno 

relativamente 

bueno 

Hierro 

fundido 
Bueno bueno pobre - bueno 

relativamente 

bueno 

relativamente 

bueno 

Zinc y 

aleaciones 
Bueno pobre pobre bueno - 

relativamente 

bueno 

relativamente 

bueno 

Cobre y 

aleaciones 
Bueno 

parcialmente 

bueno 

parcialmente 

bueno 
bueno bueno 

relativamente 

bueno 

relativamente 

bueno 

Aluminio y 

aleaciones 
Bueno 

parcialmente 

bueno 

parcialmente 

bueno 
variable variable 

relativamente 

bueno 

relativamente 

bueno 

Uniones 

soldadas de 

plomo 

estaño 

- agresivo bueno - - 
relativamente 

bueno 

relativamente 

bueno 

 

5.5.5 Pre-corrosión 

Los inhibidores de corrosión a menudo son probados en especímenes nuevos, sin embargo, 

en los campos petroleros los inhibidores se encuentran con superficies de aceros que han 

sido cubiertas con diferentes productos de corrosión. Estos productos pueden afectar el 

desempeño del inhibidor, al igual que el tiempo transcurrido antes de la inhibición 

(Gulbrandsen, y otros, 1999).  

 

Figura 5.4 Tasa de corrosión en un acero St52 vs tiempo (Gulbrandsen, y otros, 1999). 

Modificado. 
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Los tiempos de pre-corrosión son dados en la leyenda, las flechas indican los puntos del 

tiempo cuando el inhibidor fue añadido a las muestras.  

De la figura 5.4 es evidente que la eficiencia del inhibidor disminuyó fuertemente con el 

incremento en el tiempo de pre-corrosión.  

 

5.6 Inhibidores de corrosión en ambientes con H2S 

Este gas está presente como gas libre en pozos de aceite amargo y en varios pozos de gas 

y condensado. Este tipo de pozos son por lo general los más corrosivos.  

Como se mencionó en capítulos anteriores, el sulfuro de hierro se forma en la superficie de 

la tubería como producto de la corrosión del acero al carbono en un ambiente que contiene 

H2S. El sulfuro de hierro disminuye la eficiencia del inhibidor de corrosión debido a la 

adsorción del inhibidor sobre las partículas de sulfuro de hierro (y no sobre la superficie del 

metal) (Prabha, y otros, 2014).  

El control de H2S puede lograrse con secuestradores de sulfhídrico y/o biocidas. Sin 

embargo, estos químicos son costosos y pueden contaminar los fluidos producidos, por esta 

razón los nitratos (NO3) han sido utilizados como agentes para controlar el H2S en 

aplicaciones de campo (Sturman & Goeres, 1999).  

 

5.6.1 Inhibidores de corrosión para SRB 

Una alternativa es la inyección de nitrato. Al ser inyectado, las bacterias reductoras de 

nitrato (NRB, por sus siglas en inglés) lo reducen a nitrito, que es un inhibidor de SRB, 

inhibiendo así la producción de sulfuro. Sin embargo, algunas veces la reacción química 

entre nitrito y sulfuro puede generar polisulfuro de azufre, que puede acelerar la corrosión, 

en estos casos es necesario el uso de desulfuromonas (Prabha, y otros, 2014).    

Los biocidas son inhibidores utilizados cuando se busca controlar el crecimiento de 

bacterias, por ejemplo, en presencia de la MIC. El cloro es un biocida utilizado en sistemas 

de inyección de agua de mar. En aplicaciones donde se requieren biocidas orgánicos 

pueden utilizarse aldehídos, aminas y THPS (Winning, Taylor, & Ronceray, 2010). 
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5.7 Inhibidores de corrosión en ambientes con CO2 

El CO2 está casi siempre presente en los yacimientos, su efecto en la corrosión es debido 

principalmente a la disminución que provoca en el pH de la fase acuosa (por debajo de 6). 

Este gas promueve la corrosión de zonas afectadas por el calentamiento alrededor de las 

soldaduras.   

Los inhibidores de corrosión para CO2 son a menudo moléculas orgánicas que consisten de 

aminas, diaminas e imidazolinas. 

Burchard, Valand & Kvarekval (1999) realizaron un experimento en una tubería de bajo 

acero al carbono, en un medio con presencia de CO2, encontrando que las diaminas 

contribuyeron ligeramente en disminuir la tasa de corrosión y afectaron el mecanismo de 

adsorción. Es importante notar que, por sí solas las diaminas no son completamente 

inhibidores, aunque son componentes de muchos inhibidores base aminas.  

Hu, Mohd & Neville (2013) argumentan que los inhibidores para ambientes dulces son a 

menudo una mezcla de un químico adsorbente que (por lo general) consiste de aminas, 

amidas, imidazolinas, sal de moléculas nitrogenadas, cuaternarios de nitrógeno, entre otros.  

Mencionan también que la sinergia entre el carbonato de hierro (producto de corrosión de un 

ambiente dulce) y el inhibidor, ofrece una protección contra la corrosión, además, 

dependiendo del tipo de inhibidor el carbonato de hierro puede cambiar la morfología 

cristalina de la película para ser más protectiva. Los inhibidores de corrosión dulce también 

son capaces de prevenir la corrosión general, bajo depósito y por picaduras. 
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Conclusiones  

 

 

El mecanismo de corrosión electroquímica es el más común en la industria petrolera, en 

especial, la corrosión por bacterias (MIC), la corrosión por picaduras (pitting) y el 

agrietamiento bajo tensión por sulfuro (SSC) son las más comunes en el fondo del pozo. 

Las herramientas electromagnéticas son la mejor opción para medir la corrosión en el pozo. 

La corrosión por H2S parece ser más común y perjudicial en comparación con la corrosión 

por CO2. 

El proceso corrosivo en ambientes con H2S y CO2 es muy complejo. Es difícil concluir cuál 

es el factor que más influye en la velocidad de corrosión de las tuberías de revestimiento, sin 

embargo, las presiones parciales (que son función de la concentración de cada uno de los 

gases) parece ser el más determinante.  

El acero al carbono es la tubería preferida en la industria para ser utilizada en el pozo bajo 

ambientes con presencia de H2S y/o CO2, seguida de los aceros inoxidables y las CRA´s. La 

selección de tuberías está basada prácticamente en las presiones parciales.  

Los inhibidores son la mejor manera de combatir la corrosión pero, la compresión del 

proceso corrosivo y su identificación previa a la perforación es la mejor manera de 

prevenirla.   
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Anexo A. Tuberías utilizadas en el diseño de TR 
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Anexo B. Aditivos utilizados en la industria 

Tabla de Inhibidores obtenida del Manual de fluidos BAROID de Halliburton 

Producto Función Descripción Tratamiento 

Aldacide G Microbiocida Solución de glutaraldehido 
0.2–0-5 lb/bbl 

(0.6–1.4 kg/m3) 

Baracor 44 
Secuestrante de sulfuro 

de hidrógeno 
Compuesto de zinc en polvo 

Tratamiento previo con 2-5 
lb/bbl; tratamientos 

adicionales según se requiera 
(6-14 kg/m3) 

Baracor 95 
Agente de control de 

alcalinidad 
Compuesto de amina líquida 

0.25-1.4 lb/bbl 
(0.7-4 kg/m3) 

Baracor 100 Inhibidor de corrosión Amina formadora de película 

Agua dulce o salada 
transparente: 21-42 gal/100 

bbl de fluido 
Salmuera pesada: 0.5-2 % en 

volumen 
(5-10 L/m3) 

Baracor 450 Inhibidor de corrosión 
Compuesto inorgánico con base de 

cianógeno 
0.2-0.4 & en peso 

Baracor 700 Inhibidor de corrosión 
Mezcla de fosfonatos y 

alquilfosfatos 
0.5-1.5 lb/bbl 
(1.4-4 kg/m3) 

Barafilm Inhibidor de corrosión Amina que forma película 
1.5-2 gal/1000 pies de tubo, 

cada 1-4 horas 
(1.9-2.5 L/100m) 

Barascav D 
Secuestrante de oxígeno 

Extensor térmico para 
polímeros 

Sulfato de sodio en polvo 
0.5-1 lb/gal de agua dulce 

(1.4-2.9 kg/m3) 

Barascav L 
Secuestrante de oxígeno 

Extensor térmico para 
polímeros 

Bisulfito de amonio líquido 
Inicialmente 0.1-0.5 lb/bbl 

(0.3-1.4 kg/m3) 

No-sulf 
Secuestrante de sulfuro 

de hidrógeno 
Mezcla de compuestos de zinc 

Tratamiento previo con 0.1-5 
lb/bbl 

(0.3-14 kg/m3) 

Stabilite 
Diluyente/inhibidor de 

incrustaciones 
Organofosfonato 

0.1-1 lb/bbl 
(0.3-3 kg/m3) 

Barabrine SI 
Acondicionador de 

salmueras 

Inhibidor de incrustaciones para 
uso en salmueras de zinc y de 

calcio 

 
0.1 % por volumen 

Si se utiliza con Baracor 450: 
0.2-0.4 % por peso 

 
 

Baracor W-476 
Inhibidor de corrosión 
formador de película  

Amina. Soluble en agua y efectivo 
en salmueras libres de sólidos y 

fluidos empacantes.  
0.5-1 % por volumen 

Sourscav Secuestrador de H2S 
Adecuado para fluidos de 

perforación base agua y no 
acuosos.  

N/D 

Starcide Biocida 

Adecuado para fluidos de 
perforación base agua, compatible 
con todos los tipos de salmuera y 
es efectivo contra bacterias. No 

compatible con secuestradores a 
base de sulfito y bisulfito.  

Para fluidos de perforación 
base agua: 0.3-1.4 kg/m3  

(0.1-0.5 lb/bbl) 
Para salmueras: 

1-1.44 kg/m3  
(0.35-0.5 lb/bbl) 

Oxigon 
scavenger  

Secuestrador de O2  
Puede remover el O2 de fluidos de 

perforación, terminación y 
empacantes. 

Para fluidos empacantes: 0.1 
lb/bbl (0.29 kg/m

3
) 

T > 121°C: 0.5 lb/bbl  



UNAM   

             84 
Facultad de Ingeniería 

Tabla de inhibidores de Schlumberger 

Producto Función Descripción Tratamiento 

Conqor 404 EH 
Inhibidor de corrosión 

tipo pasivador  

Inhibidor a base de fosfato, 
altamente efectivo contra la 

corrosión por oxígeno. 

1.5 galUS/ 100 bbl  
(0.6 L/m3) 

Para altas tasas de 
corrosión: 7 galUS/ 100 bbl  

(1.7 L/m3) 
 

Conqor 404 WH 
Inhibidor de corrosión 

tipo pasivador 

Inhibidor de corrosión para todos los 
fluidos de perforación base agua, 

salmuera, espumas y aireados.  

2-4 gal/100 bbl 
(0.5-1.0 L/m3) 

Para altas tasas de 
corrosión: 7 gal/ 100 bbl  

(1.7 L/m3) 
Para sistemas aireados: 12 

gal/100 bbl  
(2.9 L/m3) 

 
 

Conqor 303A Inhibidor de corrosión  

Aditivo tipo amina, ayuda a prevenir 
la corrosión general en TR, TP y 

herramientas de fondo. Diseño para 
utilizarse en salmueras y en fluidos 

de terminación o perforación 
viscosos.  

55 gal/100 bbl de salmuera 
(208 L/15.9 m3) 

Puede ser añadido 
directamente a la 

salmuera sin equipo 
especial de mezclado. 

Conqor 202B 
Inhibidor de corrosión 
orgánico base amina, 
formador de película 

Soluble en aceite, ligeramente 
dispersable en agua, compatible con 

todos los lodos base agua. Bueno 
para aplicarse en presencia de CO2 o 

H2S. 

Se recomienda aplicación 
periódica tipo bache.  

1.5-2 gal/1,000 ft de sarta 
de perforación 

(5.6-7.5 L/305 m) 

Sulfatreat DFS Secuestrador de H2S  

Bajo condiciones propicias puede 
absorber hasta 2,000 mg/L de sulfuro 
por cada libra de producto. Funciona 
extremadamente bien a pH bajos y 

neutrales, así como por debajo y por 
encima de 9. Si es utilizado en fluidos 

base agua con pH mayor que el 
neutral o en fluidos no acuosos (NAF) 

se debería utilizar en conjunto con 
zinc o secuestrador base orgánico. 

Se recomienda 20 lb/bbl 
para lodos en servicio de 

gas amargo.  
  

OS-1L Secuestrador de O2 
Solución de bisulfito de amonio 

utilizado para remover el oxígeno de 
fluidos de perforación y terminación.  

1-2.5 gal/hora  
(3.8-9.5 L/hora) en la 

bomba de succión.  

Citric acid 
Controlador de 

alcalinidad 
Reduce el pH y remueve el calcio.  

0.45 kg de producto 
remueve 0.53 lb (0.24 kg) 

de exceso de limo 

BaSOL scale  
Inhibidor de 

incrustaciones 

Sales orgánicas y polímeros 
biodegradables que disuelven 
incrustaciones de la tubería.  

N/D 

Safe-scale pro 
Inhibidor de 

incrustaciones 

Mejora el control de incrustaciones 
en fluidos de completación. Puede 

ser utilizado en todo tipo de 
salmueras y fluidos empacantes. 

N/D 

Zinc oxide  Secuestrador de H2S  
No es dependiente del pH, disminuye 

la posibilidad de picaduras por H2S 

1-2 lb/bbl (3-6 kg/m3) 
Posteriormente: 1 lb/bbl 

por cada 600 mg/L de 
sulfuros detectados  
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Zinc carbonate Secuestrador de H2S 
Efectivo en fluidos base agua, aceite  

o sintéticos.  

Inicialmente: 1.5-3 lb/bbl  
(3.75-8 kg/m3) 

Posteriormente: 1 lb/bbl 
porcada 800 mg/L de 

sulfuros deectados 
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PRODUCTOS DE HALLIBURTON 
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PRODUCTOS DE SCHLUMBERGER 
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Nomenclatura 

 

 

TR                                 Tubería de Revestimiento 

TP                                 Tubería de Producción 

SRB                               Sulphate Reducing Bacteria, Bacterias Reductoras de Sulfato 

SCC                               Stress Corrosion Cracking, Agrietamiento por TensoCorrosión 

SSC                               Stress Sulphide Cracking, Agrietamiento bajo Tensión por Sulfuro 

CRA                               Corrosion Resistent Alloy  

OD                                 Outside Diameter, Diámetro externo 

ID                                   Internal Diameter, Diámetro interno 

H2S                                Ácido sulfhídrico  

CO2                                Dióxido de carbono 

RFEC                             Remote Field Eddy Current  

TRC                               Tubería Resistente a la Corrosión 

TAC                               Tubería Alto Colapso 

BOP                               Blowout Preventer, Preventor de reventones 
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Glosario 

 

Martensita: Es un compuesto ferritico sobresaturado en carbono. Los aceros con 

microestructura martensítica son los más duros y mecánicamente resistentes, pero también 

los más frágiles y dúctiles. La dureza de estos aceros depende del contenido de carbono.  

Austenización: Es la operación de calentamiento más crítica ejecutada en los aceros. En 

este proceso se da la partición final entre la matriz austenítica (que se transformará en 

martensita) y el carburo retenido.  

Elastómetro: Compuesto que incluye no metales en su composición y que muestra un 

comportamiento elástico. Pueden ser estirados más allá de su propia longitud y luego 

recuperar su forma original sin una deformación permanente.  

Corrientes de Foucault: También conocida como corrientes torbellino o eddy current en 

inglés. Se producen cuando un conductor atraviesa un campo magnético variable o 

viceversa. El movimiento relativo causa una circulación de electrones o corriente inducida 

dentro del conductor. Estas corrientes circulares de Foucault crean electroimanes con 

campos magnéticos que se oponen al efecto del campo magnético aplicado.  

Adsorción: Acumulación de una sustancia en una determinada superficie interfásica. El 

resultado es la formación de una película líquida o gaseosa en la superficie de un cuerpo.  
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