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l. INTRODUCCION 

l.l FUNDAMENTACION DE LA ELECCION DEL TEMA 

En la actualidad, los sistemas de tubería son el m~ 

dio mcis eficiente para el transporte de petr6leo y gas que 

aon las fuentes m~s importantes no s6lo de energía, sino de 

materia prima para la industria. Sin embargo, las tub~rlas 

pueden fallar repentinamente como una consecuencia de la c~ 

rrosi6n interna o externa. 

Con el descubrimiénto de los grandes yacimientos de 

petr6leo y gas en México, las tuberlas se han transformado 

en elementos clave para la' economía del pala, y con su cre­

cimiento futuro, los kil6metros de tubería que, actualmente 

se estima, $e construir.in en México en los pr6ximos 10 años, 

se muestran conjuntamente en las siguientes tres figuras 

(tablas l, 2 y figura 1). Como se puede ver de estos datos, 

PEMEX se ha convertido en una fuerza mayor en la industria 

mundial del petr6leo. 

La responsabilidad de los ingenieros para el diseño 

y construcción de ristemas de tuber!a es muy grande, su ta·· 
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rea es la de construir sistemas que sean eficientes, de ba­

jo costo, fáciles de mantener, seguros, aceptables ecol6gic~ 

mente y construidos para durar varias décadas. 

Esta tarea es exigente no s6lo para los ingenieros 

de diseño sino para aquellos que suministran los materiales 

requeridos para cumplir con las más r!gidas especificaciones. 

r.os dos problemas mayores de los sistemas de tube­

rías, involucran tanto su construcci6n como su comportamie~ 

to en operaci6n. 
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TABLA 1 

RESERVAS COMPROBADAS DE CRUDO y GAS NATURAL POR PAIS 

C R U D O G A S 
Miles de millones de Miles de millones de 

barriles % 12ies cúbicos % 

Arabia Saudita 166 26 96 4 

Kuwait 68 11 

URSS 67 10 900 36 

Iran 58 9 490 19 

México* 31 5 61ª 2 

Irak 31 5 

Abu Dhabi 28 4 

EUA 27 4 164 8 

Libia 24 4 

Venezuela 18 3 43 2 

Otros pa!ses 124 19 453 18 

Argelia 132 5 

Canadá 86 3 

Qatar 60 2 

Pa!ses Bajos _.§.Q -1 
TOTAL 642 100 2515 

FUENTE: Oil & Gas Journal. 

*El potencial para petr6leo y gas puede llegar a 200 mil mi­
llones de barriles equivalentes en petr6leo. 

ª61 Mil pjllones de pies cúbicos de gas es equivalente a 12 
mil millones de barriles de petr6leo. 

.·:·· 



TABLA 2 

TU~~~IA DE LATINOAMERICA - ACTUAL Y FUTURA 
(en kil6metros) 

Actual Futura Total 

México 4,400 2,400 6,aooª 

Guatemala 360 360 
Panam4 "':' 60 60 
Sudamérica (en tc~.:üi 3,325 19,732 23,057b 

Füi"°"LiTB :· .Pipe Line rñdústry, noviembre 1980. 

ª6,800 km (4,700 km de tuber!a de gas y 2,100 
km de tuber!a de productos y crudo). 

bArgentina - 6,624; Bolivia - 3,983; Brasil -
5,808; Colombia - 4,559; Chile - 941; Ecua­
dor - í81¡ V~nezuela - 355. 
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Como se puede observar de lo anterior, Latinoaméri­

ca tendr4 gran i••rp.cl·tancia como proveedor mtv~cÜ,al de petr6-

leo -¡ gas. 
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1.2 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 

Los programas de exploración para localizar nuevas 

fuentes de gas natural han involucrado en años recientes la 

perforación a mayores profundidades. Una gran parte del 

gas descubierto mediante estos programas, es gas amargo, es 

decir, gas que contiene cantidades significativas de H2s(g) 

y co2 (g)" Los campos de producci6n de gas amargo general­

mente est4n asociados con algunas cant:i.dades de condensado 

y/o formaci6n de agua producida con la corriente gaseosa. 

Las corrientes de gas amargo son corrosivas al ace­

ro de la tubería en presencia de agua líquida y altamente 

t6xicas, éstas deben ser recolectadas y transportadas de 

los campos de gas a las plantas de tratamiento para proce­

sar y producir gas de calidad comercial. 

La vida dtil del equipo en la industria del petr6-

leo se acorta a menudo como un resultado del ataque al ace­

ro por el H2s y co2 contenidos en las corrientes y que oca­

sionan fen6menos de corrosi6n homogénea con la consecuente 

pérdida de espesor y de corrosi6n localizada que ocasiona 

agrietamiento del material. Uno de los grandes problemas 

para llevar a cabo una adecuada selecci6n de material y di­

seño de este .tipo de instalaciones es el de evaluar la agr~ . 

sividad de las corrientes de gas amargo por medio del cono-
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cimiento del grado de acidez o pH de la fase condensada, en 

funci6n de las cantidades de H2S y co2 , presi6n y temperat~ 

ra de las corrientes de gas. En los Gltimos años se han t~ 

nido grandes adelantos en la detecci6n y control del fenóm~ 

no, sin embargo, para efectos prácticos es casi imposible 

eliminar tal corrosión y el secreto efectivo de la ingenie­

ría en este campo radica más en su control que en su elimi­

nación. 

A final de cuentas el principal problema no es la 

corrosión homogénea sino la corrosi6n localizada, dade que, 

la velocidad de propagaci6n de las grietas es tan grande 

que no puede ser explicado por un proceso de disolución an6 

dica. 

El ingeniero que trabaja con este tipo de fluídos 

necesita saber d6nde empezar y tener un conocimiento básico 

para reconocer este tipo de corrosi6n, c6mo se produce, có­

mo impedir su severidad, qué herramientas son necesarias, 

técnicas de inspecci6n, variables de diseño que afectan a 

la corrosi6n, selecci6n de materiales, y la forma de inter­

pretar y aplicar la inforrnaci6n del problema corrosivo, así 

come saber d6nde obtener ayuda. 

Los paros en los sistemas de distribuci6n y recolec 

ci6n de gas amargo pueden ocurrir y ocurren como un resulta 



do de la corrosión provocando gastos directos e indirectos 

de aspectos económico y humano. 

Dentro de los aspectos económicos tenemos: 

a) Paros de producción. 

b) Reposici6n de líneas y equipo. 
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c) Coeficientes de sobrediseño para soportar la co­

rrosión. 

d) Mantenimiento preventivo, como la aplicación de 

recubrimientos o inhibidores, 

Dentro de los aspectos humanos y sociales tenemos: 

a) La seguridad, ya que las fallas violentas pueden 

producir incendios, explosiones e intoxicaciones. 

b) Condiciones insalubres, por ejemplo, contamina­

ción del ambiente. 

Naturalmente estos aspectos sociales, humanos y ec9 

nómicos como consecuencia de la corrosión en sistemas de re 

colección y distribución de gas amargo, de una manera u 

otra afectan los procesos productivos; as! pues, se puede 

ver que hay muchas razones para el control de dicho fen6me­

no. 



1.3 OBJETIVOS 

• Conocer los fen6menos corrosivos que tienen lu­

gar en los sistemas de recolecci6n y transporte 

de gas amargo. 

9 

• Definir las bases y P.l criterio de selecci6n del 

material para tuberta. 

• Conocer y comparar las diferentes técnicas util! 

zadas actualmente para prevenir la corrosi6n por 

u2s y co2 • 

• Conocer los problemas que presenta el diseño de 

un sistema de recolecci6n y transporte de gas 

amargo proveniente de los pozos petroleros. 

• Dejar lA pauta para posteriores estudios a nivel 

experimental, los cuales servirán para aclarar 

muchos puntos oscuros que aan existen en este 

campo. 
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2. DESCRIPCION DEL FENOMENO 

La presencia de una fase acuosa dentro de las tube­

r!as que manejan gas con cantidades significativas de H2s y 

.co2 provoca dos formas de ataque al acero convencional o de 

baja aleaci6n, conocidos como corrosión homogénea y corro­

sión localizada. 

a) Corrosi6n homogénea. Este tipo de fenómeno oc~ 

siona pérdida de peso y espesor al material met~lico como 

consecuencia de diferefltes reacciones entre la superficie 

metálica y los iones disueltos, adem~s, como el co2 es m~s 

4cido que el n2s, podemos suponer que el pH de la fase con­

densada es esencialmente gobernado por la presión parcial 

del co2 , en caso de encontrarse éste en mayor proporción, 

el mecanismo de corrosi6n causada por co2 puede ser descri­

to como sigue: 

l. El co2 se disuelve en el agua y forma ~cido carb6nico 

de acuerdo a la siguiente reacción: 

• 

2. El 4cido carbónico se disocia parcialmente en iones hi­

drógeno l' iones carbonato. 
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3. El ácido reacciona con el fierro del acero de la tube-

r!a para formar carbonato ferroso. 

Las reacciones cat6dicas son: 

Hco; + H+ ~~-t> 

2H2co3 + 2e-

La reaccidn catddica no es la reduccidn de los io­

nes hidr6geno (H+), sino la reducci6n directa de las rnol~c~ 

las de ácido carbdnico. Hay que resaltar el hecho de la a! 

ta velooidad de corrosión que ocasiona este ~cido en comp~ 

ración con otros ácidos inorgánicos de la misma especie. 

Las reacciones en la parte anódica son las siguientes: 

Fe -----+ Fe++ + 2e- (reacci6n an6dica) 

Fe++ + Hco; Feco3 + H+ (se forma una película sobre 
la superficie del acero) 

son: 

Los factores que afectan la velocidad de corrosidn 

l. Presión parcial del co2 

2, Temperatura 

3. Composición y cnndiciones de la superficie del 

metal. 
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4. Condiciones de flujo 

5. Esfuerzos mecánicos en la superficie de la tube-

rra 

6. Presencia de partículas sólidas en la corriente 

de gas 

Los factores más importantes son el (1) y el (2). 

Los factores del (3) al (6) son de menor importancia, debido 

a que estos reflejan los daños mecánicos ocasionados por el 

carbonato ferroso. Para hacer un estlmado de la velocidad 

de corrosi6n y poder determinar l<' ·tolerancia de corrosi6n 

adicional al espesor por presi6n, Woard y Williams desarro­

llaron l.;¡ si'9uiente expresión: 

(1) 

V velocidad de· corrosi6n, mm/año 

T = temperatura del sistema, ºC 

presi6n parcial del co2' atm 

Las velocidades de corrosi6n para diferentes presio-

nes parciales de co2 calculadas a partir de la ecuaci6n (1) 

se presentan en la figura 2: d.e esta figura se pueden apre­

ciar las altas velocidades de corrosi6n a temperaturas y pr~ 

sienes parciales moderadas. 

Muchas mediciones efectuadas en tuberías que han es-
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FIG. 2 VELOCIDAD DE CORROSION EN ACERO AL CARBON POR 'PRESENCIA 
DE CO 1 ( SOLUCIONES ACUOSAS ) . 
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tado en operacl6n durante largo tiempo confirman la veraci-

dad de la ecuaci6n (1), sin embargo, a temperaturas mayores 

de 70ºC (158ºFl , las velocidades de corrosión que predice la 

ecuación (1) son mayores a las observadas en la pr~ctica, e~ 

to puede deberse a la formación de una pel!cula protectora 

sobre la superficie del metal. 

Otra forma de corrosi6n homogénea es la causada por 

la formacidn de sulfuro ferroso sobre la superficie del ace-

ro como consecuencia de la disolucidn del H2s en la fase co~ 

densada, de acuerdo a las siguientes reacciones: 

l. El H2s se disocia en el agua en dos diferentes etapas: 

2. La fuente de electrones para la reducción de los iones 

hidr6geno surgen de la siguiente reacción: 

Fe Fe++ . .,. 2e - ( reacc i6n an6dica) 

Por lo tanto: 

Fe+++ s= ••~~_.,• Fes (se forma una pel!cula sobre 
la superficie del acero) 

Esta reacci6n ocasiona al igual que la .formaci6n de 
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carbonato ferroso la pérdida de material y espesor en la tu-

berta. 

bl Corrosi6n localizada. Este tipo de fendmeno es 

conocido como falla por corrosidn en presencia de sulfuros, 

abreviada como SCC (Sulfide Corrosion Cracking), que a su 

vez se clasifica en falla por inducci6n de hidr6geno (HIC; 

"Hydrogen Induced Cracking") y falla bajo esfuerzo en presen. 

cia de sulfuros (SSC, "Sulfide Stress Cracking"). 

~HIC 

sccc::::::::::= 
----ssc 

Corrosi6n localizada 

Este tipo de corrosidn est4 tntimamente ligado con 

el mecanismo de la corrosidn uniforme, pues el daño de la c~ 

rrosi6n localizada es ocasionado por la g~neracidn de hidrd­

geno at6mico y la interaccidn de éste con la superficie del 

metal. 

La cantidad de hidr69eno absorbido dentro del metal 

est4 determinada por las velocidades de varias reacciones · 

parciales que determinan la evoluci6n del hidr69eno en la s~ 

perficie.del material.: 

La reacci6n catddica es un proceso de varias etapas: 

H+ +a----• 8adsorbido 
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Los electrones requeridos para la reducci6n de los 

iones hidrógeno se generan a partir de la oxidaci6n del fie­

rro del acero de la tubería, lo que repres1enta la reacci6n 

an6dica. 

El H2s int"'Jrf iere con las rea.~cionus parciales de 

tal torma que impide la formaci6n de hidr6g·eno molecular y 

además incrementa la cantidad de .!tomos ads~::>rbidos y absor­

bidos• Esta característica especial del a2u de incrementar 

la cantidad de absorc'i6n de·hidr6geno dentro del acero, pro­

voca la falla. 

b.l) Falla por i11ducci6n de hidr6geno (HIC). Este 

tipc; de corrosi6n es carac'.:.erística por ocasiona:c: ampolla­

miento sobre la superficie met4lica at1n en ausencia de es­

fuerzos externos de tensi6n, el proceso de esi:.e fen6meno es 

representado en la figura 3. 

Este tipo de falla es un resultado de ',,la recombina­

ción del hidr6geno at6mico absorbido en el met~ll, el cual 
l' 

genera hidr6gei;io molecular en defectos microsc~\picos de la' 
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red o bien en inclusiones no meLálicas, generando elevadas 

presiones internas con la consecuente generaci6n de esfuer­

zos cortantes en la punta de la grieta, lo que ocasiona su 

crecimiento. Cuando el hidr6geno se encuentra disuelto en 

la red cristalina en cantidades sobrecr!ticas, la propaga­

ci6n de la grieta ocurre aan a niveles de esfuerzo mucho me 

nores a los del punto de cecencia del material. 

Las grietas en el interior del material son asocia­

das con inclusiones no met4licas, o biei con deshomogeneidad 

estructural de la red, esta falta de homogeneidad es genera­

da por la formaci6n de microestructuras de rnartensita y bai­

nita no templada, en las cuales se aloja el hidr6geno y da 

lugar a la formaci6n de grietas paralelas a la superficie 

del mater;tal, !atas pueden llegar a unirse entre s! y formar 

lo que S€: conoce como falla en escal6n; la uni6n entre las 

grietas para formar el escal6n surge como consecuencia de es 

fuerzas cortantes generados internamente. 

Los factores que determinan el namero y tamaño de 

las grietas son: 

l. Cantidad de hidr6geno absorbido 

2. Ntímero, tamaño y forma de las inclusiones no met4 

licas como sulfuro de manganeso 

3. Presencia de microestructuras, tales como marten­

sita o bainit.a no templada. 
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b.2) Falla bajo esfuetzo en presencia de sulfuros. 

Este tipo de falla ocurre en lugares en que el material se 

encuentra sujeto a esfuerzos externos; las grietas se desa­

rrollan de manera normal a la direcci6n del esfuerzo y és­

tas pueden asociarse con fallas longitudinales y con microe~ 

tructuras de alta dureza como rnartensita y bainita (ver fig~ 

ra 4); los factores que determinan la formaci6n de este tipo 

de grietas son: 

l; Cantidad de hidr6geno absorbido 

2. Temperé!tura 

3. Estado de esfuerzos de tensi6n en la tuber!a 

4. Resistencia o dureza del material 

Hay varias teorías sobre el ataque por hidr6geno que 

ocasiona fragilizaci6n ael material: 

l. El hidr6geno at6mico difunde y forma hidr6geno rn~ 

l~cular en algunos defectos estructurales de la 

red cristalina causando elevadas presiones inter-

nas; 

2. El hidr6geno absorbido reduce la energ!a de supeE 

ficie y facilita la propagaci6n de la grieta; 

3. El hidrdgeno reduce las fuerzas de cohesión inteE 

atómicas; 

4 •. El hid:6geno promueve la deformación plá:stica lo-
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cal, facilitando as! la nucleaci6n de la grieta. 

El primer mecanismo es aplicable anicamente en algu-

nas condiciones particulares, por ejemplo, soluciones sobre-

saturadas de a 2s y co2 que dan lugar a una gran disociaci6n 

molecular coli la consecuente aparici6n de una gran cantidad 

de iones hidr6geno. Recientemente, muchos trabajos de inve~ 

tigaci6n apoyan el tercer mecanismo y se argumenta que la r~ 

ducci6n de energ!a de superficie por el hidr69eno (sequndo 

mecanismo), ocurre pero no es una condici6n suficiente para 

la fragilizaci6n por hidr6geno. Heady2 reevalu6 el tercer 

mecanismo y considera que la teor1a es aceptable. 

Todos los mecanismos anteriores consideran que la nu .. 
cleaci6n y la propagaci6n de la grieta es debido al proceso 

de decohesi6n de las car~s at6micas bajo la acci6n de esfuer 

zos normales. Por el cont~~rio, Beachem3 •4 sugiere que la 

presencia de una suficiente concentraci6n de hidr6geno di­

suelto en la red cristalina justamente delante de uno de los 

dos extremos de la grieta promueve esta Qltima, sin _importar 

el proceso de deformaci6n permitido por la microestructura, 

esto es, el hidr69eno favorece la plasticidad y esta misma 

favorece la entrada de hidr6geno a la regi6n crítica o de 

fractura. Este mecanismo est4 soportado b4sicamente por ·la 

presencia de plasticidad sobre la superficie de la fr~ctura. 
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Desde el punto de vista de enlaces at6micos la falla 

ocurre cuando se rompen dichos enlaces entre dos ~tomos con-

tiguos cre~ndose dos superficies nuevas. 

A nivel microsc6pico, la falla se puede considerar 

como el paso de una grieta a través de una regi6n del mate-

rial, lo cual produce la creacidn de dos caras nuevas que se 

separan al avanzar dicha grieta. De acuerdo con la separa­

ci6n de las caras y la aplicaci6n del esfuerzo respecto de 

éstas, el avance de la grieta se puede clasificar en varias 

formas, como se ilustra en la figura s. 

La clasificaci6n queda dada por tres categor!as: 

Modo I. El esfuerzo de tensi6n principal actGa nor-

mal a las caras de la grieta, paralelo a.l eje "Y", tanto en 

condiciones de deformaci6n plana como de esfuerzo plano. 

Modo II. El esfuerzo cortante principal se manifie~ 

ta sobre las caras del material paralelo al eje "X", produ-

ciendo un deslizamiento relativo a las caras, sea en candi-

ciones de esfuerzo o de deformaci6n de planos. 

Modo III. El esfuerzo cortante principal actGa nor-

mal al. plano '!X" "Y'', en el sentido del eje "Z" paralelo a 



z 

i l MODO m 

FIG. 5 FORMAS DE SEPARACION DE UNA GRIETA 
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las caras del material. Sste tipo de deformaci6n también se 

designa como defo.rmaci6n antiplana. 

La forma de separacicSn predominante ser~ aquell.a que 

requiera la menor cantidad de deformacJ6n local en el fondo 

de la grieta para que ésta avance. 

Para caracterizar el avance de una grieta debe con­

tarse con un criterio similar para considerar su formaci6n. 

A nivel at6mico parece evidente que la fractura se llevar' a 

cabo cuando el esfuerzo aplicado alcance o sobrepase el va­

lor de la resistencia tedrica cohesiva. 

2.2 FACTORSS QUE AFECTAN LA CALIDAD DEL MATERIAL EN 
TERMINOS DE CONDICIONES AMBIENTALES 

La presidn parcial del sulfuro de hidrdgeno y del 

bidxido de carbono es uno de los factores determinantes para 

producir el fendmeno de corrosidn, influye en la difusidn 

del hidrdgeno a través de la red cristalina del metal y en 

el pH de la fase condensada; ésto est' determinado por la BQ 

lubilidad del sulfuro de hidrdgeno y del bidY.ido de ~arbono 

en el agua a la presidn y temperatura del sistema. 

a) Presidn parcial. Esta variable es determinada 

por la concentracidn de a2s en el gas y la pre~ 

si6n de operaci6n del sistema (ver figura 6). 
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La Asociaci6n Nacional de Ingenieros en Corrosión 

(NACE) especifica en su estándar MR-01-75 Rev. 1980, que los 

gases que contienen H2s tal que su presión parcial es mayor 

de 0.0035 atm (O.OS psia) son amargos. 

b) pH de la fase condensada. La agresividad del 

gas amargo es una consecuencia de la forrnaci6n 

de una fase acuosa dentro de la tubería de tran!! 

porte, esta fase acuosa act6a corno disolvente 

del bi6xidó de carbonó y del sulfuro de hidr69e­

no; en funci6n de la cantidad de estos gases que 

se encuentre disuelta en la fase acuosa estar~ 

el pH. 

El grado de solubilidañ depende de la naturaleza del 

gas y del disolvente, la presi6n y la tt .npera tura. 

Frecuentemente, la semejanza entre el soluto y el di 

solvente conducen a una solubilidad ~s alta, como lo envi­

denc!a el hecho de que los vapores de hidrocarburos se di­

suelven más fácilmente en hidrocarburos y otros solventes ºE 

gánicos que en el agua. Sin embargo, la semejanza química 

no constituye aan un criterio infalible de solubilidad. 

El efecto de la presi6n en la solubilidad de un gas 

dado, en un líquido particular, a temperatura constante, se 
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puede obtener fácilmente invirtiendo el proceso; en efecto, 

consideremos el gas como un soluto que vaporiza hasta esta-

blecer una presi6n de vapor sobre la soluci6n. En estas co~ 

diciones aplica la ecuaci6n siguiente: 

K 

Donde F2 (g) es la fugacidad del gas sobre la soluci6n y a 2 

es la actividad de dicho gas en la soluci6n. Si la fase de 

gas y la soluci6n se comportan idealmente, entonLJes, F 2 (g) = 
P2 ; a 2 = N2 y la ecuaci6n anterior se transforma en: 

P2 =.presi6n parcial del gas en la mezcla. 

6 

N2 = fracci6n molar del gas en la me~cla 

Esta ecuaci6n representa la Ley de Henry, que esta-

blece que a temperatura constante la sol~bilidad de un gas 

en un líquido es directar~ente proporcional a la presi6n del 

gas sobre el líquido. El factor de proporcionalidad "Kft es 

la constante de la Ley de Henry. Su magnitud depende de la 



naturaleza del gas y el disolvente, temperatura y unidades 

en que se expresa P2 . 
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Cuando varios gases se disuelven simult&neamente en 

un disolv=nte, la ecuaci6n que representa la Ley de Henry es 

v&lida para cada gas independientemente. Por lo tanto, es 

posible establecer que la solubilidad de cada gas en una me~ 

cla de ellos es directamente proporcional a su presi~~ par­

cial en la mezcla. 

La estricta aplicaci6n de la Ley d<'.'I Henry se limita 

a presiones bajas. A presiones elevadas la ley es menos 

exacta ya que las constantes de proporcionalidad presentan 

una variaci6n considerable. 

Generalmente, cuanto mayor es la temperatura y menor 

la presi6n, m's exactamente se cumple. Adem&s, la ley esta­

blecida antss, no es aplicable cuando los gases disueltos 

reaccionan con el disolvente, o bien, se "ionizan". Cuando 

la ionizaci6n es complet<'., la ley no se cumple de ninguna m!! 

nera. Las desviaciones en el caso de reacci6n química y de 

disociaci6n parcial se comprenden y corrigen f&cilmente; co~ 

siderand~ J.as restricciones planteadas si tenemos en cuenta 

que 1:::1 Ley de Henry es aplicable a la concentraci6n en solu­

ci6n de las mismas especies moleculares, como existen en la 

fase de gas y no a la concentraci6n total en soluci6n. As!, 
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cuando el sulfuro de hidr6geno se disuelve en el agua, tiene 

lugar la ionizaci6n del ácido dipr6tico de manera escalonada, 

cada etapa tiene su propia constante de ionizaci6n. 

(2} 

• • • ( 3) 

El grado de ionizaci6n disminuye en cada etapa suce­

siva. La constante de ionizacidn de cada etapa se formula 

de la siguiente manera: 

• • • ( 4) 

K ' • 2 
1.2 * lo-13 a 25°C • • • (5) 

Puesto que la segunda ionizac.i6n es extremadamente 

d~bil como indica el pequeño •1alor numj§rico de la constante 

de la ecuacidn (5), no contribuye de forma apreciable a la 

concentraci6n total del i6n hidr69eno en la disoluci6nr des­

de un punto de vista práctico, [H+] • [HS-], teniendo esto 

en cuenta, la ecuacidn (5) queda: 

(6) 

Simplificando la ecuaci6n (4): 
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• • • (7) 

[H2sJ: es la cantidad de H2s que ha pasado de la fase gas a 

la fase líquida. 

De acuerdo a la Ley de Henry tenemos: 

P6 S presidn parcial de H2s 
2 

H = Cte. de Henry del sistema H2s - Agua 

Por lo tanto, la ecuacidn (7) se transforma en: 

Sin embargo, como se analiz6 anteriormente, la Ley 

de Henry no se cumple satisfactoriamente para el H2s y el 

co2 , esto con mayor raz6n a presiones elevadas como las que 

se manejan en los gasoductos;· sin embargo, para el sistema: 

metano (lo podemos suponer como gas natural) -H2s-co2-e2o; 

Froning, Jacoby y Richards6 reportan las constantes de equi­

librio desde presi6n atmosférica hasta 1014 psia y de 85 a 

115°F; estas constantes est&n representadas por las siguien-

tes ecuaciones: 

Kmetano = 306, 000/P + 2 .19 T + 3910 T/P - 1<15. O AG-121. 6R 

(8) 
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Kco = -3500/P + 0.12 T +360.0 T/P + 8.3 AG~5825 R/P (9) 
2 

KH S = 4.53 - 1087/P + 110.0 T/P + 4.65 AG (10) 
2 

K = fracción mol en la fase gas/fracción mol en la fase l!-

qui da (Y/X) 

p = presión del slstema, psi a 

T = temperatura del sistema, ºF 

AG,. fracci6n mol de co2 + H2S en la fase gaseo.sa 

R • fracci6n mol de B2S/AG 

As! pues, tomando en cuenta las ecuaciones anteriores, 

podemos hacer un mejor desarrollo para evaluar la cantidad de 

iones hidr6geno existentes en la solución como consecuencia 

de la solubilidad del H2s(g) y el co2 (g) a la temp9ratura y 

preai6n del sistema. 

De acuerdo al desarrollo que se presenta en el anexo 

A, se llega a las siguientes expresionea par& la concentra­

ci6n de iones hidr6geno debido al H2s y al co2 en la fase 

acuosa: 

Para el 

~~2~ YH S H20 JI + 2 • • • (11) (H ]H S 
YH S Yco2 2 

PMH20 KH S (1 2 
- KH S -K--

2 2 co2 



Por lo 

Para el co2 : 

H co~ ., 

La constante de ionizaci6n es: 

tanto 

+ 
K3 [H leo 

2 

[H+] [HCOjJ 

CH2C03l 
= 4.6 * 10-7 

Yco PH O 
2 2 

YH S ~~º~ (1 2 
- -K- -

2 2 H S 
2 
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(12) 'co~ ... 
-K-) 

co2 

Finalmente, la expresilSn para evaluar el pH de la fa 

se condensada en líneas de transporte de gas amargo es: 

+ + 
- log ([H JH 8 + [H leo> 

2 2 

2.3 INFLUENCIA DEL H2S SOBRE EL co2 y DEL C02 

SOBRE EL H2s CUANDO ESTAN EN SOLUCION 

• • . (13) 

Las. ecuaciones (11) y (12) son aplicables para el 

sistema metano-co2-H20-Agua, por lo tanto, con estas expre-



33 

sienes podemos predecir la variaci6n en la contribuci6n de 

iones hidr6geno por la presencia de H2s y co2 en el sistema. 

Si se desv!a un poco la atenci6n hacia el desarrollo 

que se·hace en el anexo A, se puede observar que utilizando 

las soluciones de las constantes de equilibrio se puede de-

terminar la ca:.1tidad de H2S y co2 que ha pasado dP. la fase 

gas a la fase acuosa condensada, es decir, se puede evaluar 

la solubilidad de estos gases cuando uno de ellos se encuen-
. 

tra en presencia del otro; para efectuar estos c&lculos se 

lleva a cabo lo siguiente: 

l. Fijar la presi6n y temperatura del sistema. 

2. Fijar las concentraqiones (fracciones mol) de H2S 

y co2 en el gas. 

3. Evaluar las constantes de equilibrio de H2s y co2 • 

4. Evaluar las concentraciones (fracciones mol) de 

H2s Y co2 en la fase acuosa condensada. 

S. ~valuar la cantidad de iones hidr6geno generados 

por la ionizaci6n del n2s y el C02 • 

6. Evaluar el pH de la fase condensada. 

Para esto, se seleccionaron tres niveles de presidn y 

temperatura as! como cinco niveles de concentraci6n en ln fa­

se gaa~osa, los valores son lo~ siguientes: 
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P~esi6n: a) 1014 psia Temperatura: a) llSºF 

b) 760 psia 

c) 500 psia 

a) 0.005 a) o.oos 

b) 0.010 b) 0.010 

c) 0.015 c) 0.015 

d) o. 020 d) 0.020 

e) 0.025 e) 0.025 

Para visualizar claramente el comportamiento del si~ 

tema, se muestra en la tabla 3 los resultados obtenidos a 

una presi6n de 1014 ~sia con todos los niveles de temperat~ 

ra y concentraci6n. 

De estos resultados se puede observar que si aument~ 

moa la concentraci6n de co2. en el gas y mantenemos la del 

H2s constante, la concentraci6n de co2 aumenta proporciona! 

mente en el líquido y la del H2s se mantiene constante tan­

to en la fase líquida como en la fase gas, sin embargo, si 

aumentamos la concentraci6n de a2s en el gas y la de co2 se 

mantiene constante en el gas, la concentraci6n de co2 en el 

líquido se incrementa gradualmente y la de H2s aumenta pro­

porcionalmente conforme aumenta en el gas, es decir, la so-

lubilidad del co2 se incrementa cuando la cantidad de H2s 

es mayor en el gas, cabe señalar que el co2 tiene mayor in-



pH 
10·• 5.53 

10.14 49.38 .00031 1.31796 .. 2.ZT!S!SI . 5.44 
15.21 49.90 .00031 1.31720 " 2.77250 . 5.38 

20.28 50.23 .00031 1.31644 .. 3.19103 " 5.34 
2!U5 50.46 .00031 1.31:127 " 3.55971 .. 5.31 

5.07 5.o'i' 4&.38 .00031 1.31871 • t0·• 1.62!149 • 10·• ~.($~ 

10.14 47.47 .00082 1.86407 1.64126 " 5.45 
15.21 47.05 0.00094 2.28194 .. 1.64917 " " 5.40 
20.28 46.71 .00125 2.63291 " 1.65383 " 5.36 
25.35 41.85 .00156 2.94230 " 1.65675 . 5.33 

86 5.07 5.07 34.Cll .00039 1.47181 • 10·• !.92195 • 10·• 5.46 

10.14 35.61 1.4701'6 .. 11 2.67980 .. " 5.38 

15.21 36.1;5 " 1.46915 .. 11 3.25858 . " .5.32 
20.28 36.45 1.46811 3.74638 . " 5.28 
28.35 36.69 1.46707 11 " 4.17514 .. .. 5.24 

5.07 34.et 1.47181 • 10·• 1.92195 • 10·• 5.46 
10.14 33.68 0.00078 2.08024 " " 1.94840. .. 5.39 

15.21 33.20 0.00118 2.54529 " 11 1.98163 u " 5,34 
20.28 33.01 .00155 2.9!734 " 1.96913 .. .. 5.30 

25.35 32.86 3.28213 " 1.97400 .. " 5.27 

68 .005 5.07 5.07 26.06 1.598!6 • 10-e 2.21504 • 10·• 5.41 
.01 I0.14 27.05 1.59704 " 3.07496 " 11 5.33 

.Ol5 15.21 27.58 1.59571 11 3. 73000 11 " 5.27 

.020 20.28 27.90 1.59588 11 4.28263 11 11 5.23 

.025 25.3' 11 28.14 1.59235 11 4.76807 M " 5.19 

.005 5.07 5.07 26.06 .00046 1.591!6 • 10-e Z.21504 • IO-e !5.41 

5.07 10.14 25.14 .00092 2.25888 " 2.2"73 " " 5.34 
15.21 24.70 " .00137 2. 76465 " " 2.27626 5.29 

20.28 24.46 " 0.00138 3.18870 .. 2.28792 5.26 

" 25.35 24.'51 10.97 0.00021 0.00228 3.56263 " 11 2.29549 " 11 5.23 

UI 

'" TABLA 3. EVAl.UACIOU DE LA SOLUBILIDAD DE C02 Y H2 S. 
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cidencia sobre el pH de la fase condensada. 

En las figuras 7 a la 12 se pueden observar claramen 

te estos resultados. 

2.4 EFECTO DE FACTORES METALURGICOS SOBRE 
LOS FENOMENOS DE CORROSION 

Cuando el valor del pH es 5 o m4s, aceros aleados 

con CU-Ni forman una película protectora en la superficie co 

mo consecuencia de la disolucidn del metal seguida por una 

redeposicidn de cobre, esta pel!cula previene la absorcidn 

de hidrdgeno. Bajo tales condiciones, el fendmeno de HIC o 

SSC no ocurre. Sin embargo, cuando los valores de pH son 

menores de 5.la adicidn de cu-Ni no es condicidn suficiente 

para formar la película protectora. Valores de pH m4s ba­

jos son favorables para la ocurrencia del HIC y el SSC. 

Las inclusiones de MnS en la microestructura de la 

matriz del acero son las m4s susceptibles para la inicia­

cidn del fendmeno de HIC, incluyendo también inclusiones ma 

sivas de alamina. Sin embargo, en estudios recientes se ha 

encontrado que niveles elevados de azufre en el metal infl~ 

yen de manera considerable favoreciendo al fendmeno de co-

rrosi6n localizada. Para evitar esto, se recomienda que el 

acero sea exhaustivamente refinado por medio de degasifica-
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ci6n o un proceso de exhaustiva desulfurizaci6n, o bien, 

controlar la forma alargada del sulfu-o por medio de un tr~ 

tamiento de calcio que esferoidiza la forma del sulfuro, e~ 

tos aceros son conocidos como de extra bajo azufre o super­

limpios, los cuales reducen la ocurrencia del HIC. 

El fen6meno de HIC tiende a propagarse a lo largo de 

microestructuras de transformaci6n a baja temperatura, aso­

ciadas con segregaciones como bandas de bainita o puntos de 

martensita. Existen evidencias de que ciertos elementos co 

mo el cromo, n!~uel, bismuto, paladio, as! como platino y 

cobalto influyen favorablemente para evitar la absorci6n 

del hidr6geno, sin embargo, no se conoce con cert~zª los 

efectos que estos causan. 

En cuanto al nivel 6ptimo de manganeso en la microe~ 

tructura, éste debe corresponder a las propiedades físicas 

requeridas para el material de la tubería y de la soldadura. 

Sin embargo, el manganeso tiende a incrementar la ~crose~ 

gregaci6n en la estructura solidificada y dar origen a la 

formaci6n de microestructuras sensitivas a la fragilizaci6n 

por hidr6geno. El normalizado (tratamiento térmico) es 

útil para incrementar la resistencia al HIC debido a que 

homogeneiza la microestructura del material. 

Para incrementar la resistencia al SSC, hay que con-
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trolar ciertas variables un tanto diferentes a las conside-

radas para incrementar la resistencia al HIC, estas propie­

dades incluyen la dureza, composici6n química y factores m~ 

talar·gicos. 

El est&ndar del NACE el MR-01-75 (rev. 1980) reco­

mienda un valor de dureza de 22 Rc 1 (Hv 248) 2 como el lími-

te m4ximo para l!neas de tubería que transportan gas amargo. 

En el caso de tuberías con costura o l!neas unidas 

por soldadura, la zona afe~tada por el calor (HAZ) 3 genera! 

mente se hace m4s dura que el metal base. Esto se presenta 

a lo largo de todo el cord6n de soldadura debido a la rela­

tiva pequeña cantidad de calor que se difunde a través de 

esa &rea. Esta &rea con una dureza mayor es m&s suscepti-

ble al scc. 

Es importante señalar que si el metal de aporte se 

solidifica y enfrla r&pidamente, forma e~tructuras de den­

dritas con inclusiones de 6xidos dispersos en forma de fi­

nos gl6bulos gue favorecen los fen6menos corrosivos. La 

composici6n del metal de aporte debe ser lo m&s semejante 

posible a la composici6n del m~tal base. La figura 13 mue~ 

1 Rc: Dureza en unidades Rockwell c. 
2 Hv: Dureza en unidades Vickers. 
3 (HAZ): Heat affected zone (Zona afectada por el calor). 
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tra las condiciones críticas para la corrosión de SSC en re 

lación a la máxima dureza en la junta de soldadura y la 

pr~sión parcial del H2s. Esta figura indica que la dureza 

cr!tica en el HAZ depende de la presión parcial del H2s y 

no del método de soldadura. 

La dureza del metal base y de la junta de soldadura 

es el factor m4s importante a controlar para evitar el fen~ 

meno de SSC la dureza cr!tica est4 entre 248 y 280 Hv, natu 

ralmente el endurecimiento del HAZ ea ampliamente afectado 

por el carbono equivalente del acero y espec!ficamente el 

contenido de carbono y las condiciones de soldadura. cuan­

do el contenido de carbono es menor que 0.15% el problema 

de endurecimiento del HAZ no se presenta. 



3. CRITERIOS DE DISE~O 

El criterio que debe ser establecido y usado en el 

diseño de sistemas de recolecci6n de gas amargo debe in­

cluir: 
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l. Mapa del campo de gas mostr~ndo la localizaci6n 

de los pozos de producci6n y las unidades de re­

cepci6n y tratamiento. 

2. Requisitos de flexibilidad para operación del 

sistema. 

J. Flujos de producci6n m4xima y m!nima por d!a, 

as! como los flujos de producci6n estimados por 

cada pozo. 

·4. Estudios del dep6sito, producci6n esperada y da­

tos de disminuci6n de presi6n. 

s. Datos de flujo en la cabeza del pozo. 

· 6. Sistema de operaci6n y presiones de entregas. 

7. An4lisis qu!mico de lc1s gases. 

8. Condiciones climatol6qicas. 

9. Propiedades del suelo y datos de temperatura. 

El ingeniero de diseño har~ algunos arreglos con di-
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ferentes configuraciones para el sistema de recolección, en 

los cuales se unirán los pozos de gas con las plantas de 

tratamiento. Una importante consideración en la selección 

de la configuración de tubería es la flexibilidad requerida 

para la operación del sistema de recolecci6n. 

Una configuraci6n de tubería debe ser seleccionada 

de tal forma que minimice la reducci6n en la producci6n di~ 

ria cuando se requiera remover o dar mantenimiento a una 

secci6n del sistema de recolecci6n. Líneas troncales mGlt! 

ples o diferentes interconexiones entre los pozos de gas y 

la planta de tratamiento, usualmente serán requeridas para 

dar al sistema una adecuada flexibilidad en la operaci6n. 

Las configura~iones de tubería deben ser analizadas para d~ 

terminar las características de flujo bajo condiciones de 

producci6n máxima y mínima. 

La presión de operación para el sistema de recolec­

ción será seleccionada sobre la base de la producción espe-

rada, los datos de pérdida de presión y la presión de entr~ 

ga en la planta de tratamiento. Datos de prueba en la cab~ 

za del pozo pueden establecer las presiones iniciales disp2 

nibles. La presión de entrega en la planta de tratamiento 

es requisito esencial para los parámetros de diseño del 

equipo. Debe aprovecharse la energía de presi6n de la fuen 
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te de gas para transportar la corriente y minimizar la posi 

ble utilizaci6n de compresores. 

El análisis de gases del ma.nto es bastante importan­

te dado que la composici6n de gas y la concentraci6n de 

a2s (g) afectan las propiedades f!sicas del gas y la severi­

dad de los problemas de corrosi6n, como se analiz6 anterio~ 

mente. 

Las condiciones climatológicas qel área donde se en­

cuentra el campo de gas· deben ser 1estudiadas para determi­

nar el rango de temperatura de dis1año para la tuber!a, el 

equipo y los problemas de movilidad con los que puede encon 

trarse ~l personal operario. 

Las propiedades del.suelo en conjunci6n con las con­

diciones climatol69icas determinan la fluctuaci6n en la tem 

peratura del suelo y en consecuencia de la tuber!a subterr! 

nea, durante las estaciones del añc1. La temperatura del 

suelo se usa para el cálculo de las temperaturas de flujo, 

las cuales determinan los requerimientos para el control 

del hidrato. 

3.1 CALCULOS DE DISE~O 

Las propiedades del gas basadas en el resultado del 

análisis qu!mico, deberán ser establecidas prioritariamente 
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al désarrollo de los c~lculos de diseño. Las concehtraci~ 

nes de H2s(g} y co2 (g) en el gas, afectan las propiedades 

del gas con respecto a: 

l. Su co~presibilidad 

2. El punto de roc!o del agua en el gas 

3. La temperatura de formaci6n de hidrato en el gas 

La compresibilidad del gas natural se incrementa con 

las altas concentraciones de H2s(g) y co2 (g). El procedi­

miento de c~lculo desarrollado por Wichert y Aziz para cua~ 

tificar los efectos del H2s(g) y del co2 (g) sobre el factor 

de compresibilidad del gas natural es descrito en el En­

gineering Data Book7 GPSA. El incremento substancial en 

las concentraciones de H2s(g) y co2 (g) incrementa la capac! 

dad del gas para retener agua en la fase gaseosa. Camp­

beli8 presenta cartas que dan el contenido efectivo de agua 

en corrientes de gas natural saturadas con H2s y co2 y pue­

den ser usadas con una simple ecuaci6n para prede~ir el con 

tenido de agua en corriente de gas amargo. campbell8 tam­

bién presenta un método desarrollado por Campbell y Sharma, 

el cual es un procedimiento m~s riguroso y exacto para pre­

decir el contenido de agua en el gas. 

La temperatura de formaci6n del hidrato en el gas n~ 

tural también se incrementa con las altas concentraciones 
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Un método para predecir las temperaturas de forma­

ci6n del hidrato én corrientes de gas que tienen H2s y CO?. 

basado en uh desarrollo emp!rico de las constantes de equi­

librio s6liáo-vapor fue desarrollado por el Dr. D. L. Katz 

y sus asociados en la Universidad de Michigan. Este proce­

dimiento es descrito en el GPSA Engineering Data Dook. 7 

Campbell ilustra el procedimiento de Katz y presenta curvas 

desarrolladas por Campbell y Trekell para calcular las tem­

peraturas de formaci6n del hidrato a presiones de 1000 a 

10,000 psia; las figuras 14, 15 y 16 muestran los efectos 

sobre las propiedades f!sicas en una corriente de gas natu­

ral que contiene 20% de H2S(g) y 5% de co2 (g)' 

Los sistemas de recolecci6n deben ser diseñados para 

mantener velocidades de flujo de aproximadamente 10 ft/s b~ 

jo condiciones de producci6n m!nima. La velocidad de flujo 

de aproximadamente 10 ft/sesrequerida pera barrer loa l!­

quidos a través del sistema de recolecci6n y prevenir la 

acumulaci6n de estos en los puntos bajos del mismo y agra­

var el problema de corrosi6n. La velocidad de flujo para 

condiciones de producci6n diaria rn!xima debe ser determina­

da por las consideraciones de ca!da de presi6n y estar~ no~ 

malmente en el rango de 20 a 25 ft/s. El diseño por pre­

si6n de las tuber!as debe incluir un mínimo de tolerancia a 
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la corrosi6n de 0.125 pulg y debe ser suficiente para dar 

un adecuado margen para los valores correspondientes a las 

condiciones máximas de operaci6n. 

El método usado en la ejecuci6n de los cálculos de 

ca!da de presi6n será seleccionado bajo la consideraci6n de 

la relaci6n líquido-gas en la corriente. 

La cantidad líquido-gas que entra al sistema puede 

ser determinada de los datos de prueba.en la cabeza· del po-

zo. Las f6rmulas convencionales para el flujo de gas seco 

pueden ser usadas si la relaci6n l!quido-gas es pequeña, y 

si además se considera un factor de eficiencia apropiado 

para la tuber!a. Baker9 ~resenta una correlaci6n para la 

eficiencia de la tubería para flujo horizontal a dos fases, 

como una funci6n de la relaci6n l!quido-gas. Flanigan10 d~ 

sarroll6 una correlaci6n para la eficiencia de la tubería 

basada-sobre la ecuacidn de Panhandle para pérdidas por 

fricci6n en flujo a dos fases como una funci6n de la rela­

ci6n líquido-gas y la velocidad de flujo. Flanigan también 

presenta una correlaci6n para la pérdida de presi6n debido 

a cambios de elevaci6n. 

Para relaciones líquido-gas arriba de 10 bbl/MMCFO, 

es recom.endable que los cálcul.os de caída de presi6n sean 

ejecutados usando una o más de las 'correlaciones de flujo a 
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dos fases, para determinar el rango de pérdidas que se esp~ 

ra. Si la velocidad de flujo es menor que 10 ft/s, es reco 

mendable el uso de dos correlaciones para relaciones l!qui-

do-gas hasta de l bbl/MMCFO. 

Se requiere un perfil exacto del sistema de recolec­

ci6n para calcular las pérdidas de presi6n debidas a cam­

bios de elevaci6n • 

. Han sido desarrollados algunos q'todos para calcular 

el perfil de temperaturas a. lo largo de la tuber.1'.a. El m! 

todo presentado por Haynes6 da resultados exactos de veloc! 

dadas de flujo y rangos de ca.1'.da de presi6n normalmente en­

contrados .en l!neas de gas. ~e requieren valores m!nimos 

de temperatura y conductividad t'rmica del terreno para la 

ejecuci6n del c4lculo del'perfil de temperaturas. 

Deben tomarse datos de temperatura del terreno a la 

profundidad donde se ubica la tuber.1'.a¡ idealmente se debe­

r.1'.an hacer por per!odos de un año. Si las medidas de tem­

peratura del terreno no est4n disponibles, puede ser usado 

un estimado conservador basado sobre el conocimiento de d~ 

tos de temperatura en &reas de condiciones climatol6gicas 

y caracter!sticaa de terreno similares. 

Debe tomarse una serie de muestra.a del terreno para 

determinar la variaci6n en la densidad y la conductividad 
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tér.mica. El cálculo del perfil de temperaturas para cada 

segmento de las l!neas de recolecci6n debe ser ejecutado 

usando las condiciones máximas de operaci6n y así poder de­

terminar la temperatura de flujo que se requiere para evi­

tar la temperatura de forrnaci6n del hidrato. 

3.2 FACTORES A CONTROLAR DURANTE LA OPERACION 

a) I,a condensaci6n de agua está determinada por la temper~ 

tura y la presi6n del gas y la cantidad de materia acuQ 

sa en el seno del gas. Si ei gas es deshidratado de a~ 

temano y no existe condensaci6n de agua, la tubería no 

sufre SSC. El contenido de humedad permisible en el s~ 

no del gas para l!neas de distribuci6n, normalmente de­

be ser 7 lb/MMSCF o menor a presiones de operaci6n has­

ta de 70 atm (l,000 psi) y llega a ser hasta 4 lb/MMSCF 

o menor en regiones frias. 

7 lb/MMSCF 

4·1b/z.IMSCF 

O .112 g/m3 

0.064 g/m3 

b) La existencia de co2 y o2 dentro de la soluci6n acuosa 

en la tubería acelera la reacci6n de corrosi6n. Para 

eliminar esto, se hace necesaria la adici6n de una can­

tidad considerable de aleantes ~n el material de la tu-
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ber!a, sin embargo, esto es antiecon6mico y es más rec~ 

mendable deshidratar, inyectar un inhibidor de corro­

si6n. 

c) El uso de un inhibidor es efectivo ya que retarda la e~ 

'rrosi6n sobre la superficie del metal y reduce la cant! 

dad de h~dr6geno que entra al acero1 esto contribuye a 

la prevenci6n del ssc. Hay muchos inhibidores comer­

cialmente disponibles; los de tipo amina forman un:i pe­

lícula protectora sobre la superficie del metal y son 

los m4s recomendables. El espesor de la película de 

inhibidor es controlado a partir de su densidad. 

d) La aplicaci6n de sistemas.de monitoreo de la corrosi6n 

para estimar la reducci6n del espesor de pared durante 

la operaci6n de la tubería es considerado un método de 

mantenimiento efectivo. 

3.3 CONSIDERACIONES DE DISEGO 

Dentro de las consideraciones de diseño para el sis­

tema y equipo de recolecci6n se deber4 incluir: 

a) Aspectos de seguridad 

b) Control de formaci6n del hidrato 

c) Control de la corrosi6n interna 
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Además, deberá emplearse equipo para detectar y mon! 

torear el nivel de a2s(g) en la vecindad de las instalacio­

nes del campo de gas. Se requerirán quemadores elevados pa­

ra permitir la depresurizaci6n de las líneas de recolecci6n 

por requisitos de operaci6n y mantenimiento. El sulfuro de 

hidrógeno es un gas altamente tóxico y puede causar rápida­

mente la muerte si se inhala en concentraciones suficientes. 

También es alta~ente inflamable con l!mites explosivos de 

4. 3 a 46% poJ: volumen en aire. 

La d1msidad relativa del a2 s (g) es l. 54 y como es 

más pesado que el aire se puede acumular en edificios o 

áreas bajas. La exposici6n a concentraciones moderadas pue­

de causar dolor de cabeza, vértigos y nausea, en ese orden. 

Una exposici6n continua puede or.:asionar pérdida del sentido, 

fallas respiratorias o muerte. El sulfuro de hidrógeno en 

bajas concentraciones tiene un olor caracter!stico a huevos 

podridos. D1;bido a que el H2 s (g) ocasiona d'.pidarnente la 

pérdida del olfato, el olor no es una buena medida para de­

tectar la pr1~sencia del gas. Los efectos de diferentes con 

centraciones de H2s(g) sobre los humanos se muestra en la 1,, 

bla 4. 

La exposición a altas concentraciones causa rápida 

mente la pérdida del conocimiento y fallas respiratorias 

desput!s de unos pocos minutos. Se pu~de recuperar la con .. 



TABLA 4 

RIESGOS A LA SALUD 

l. Valor limite para exposiciones 

2. Valor recomendable 

3. Ligeros síntomas después de al 
gunas horas de exposici6n -

4. Concentraci6n máxima que puede 
ser inhalada por una hora sin 
serios efectos 

5. Peligrosa exposici6n después 
de treinta minutos a una hora 

6. Exposici6n fatal en treinta mi 
nutos 

10 ppm 

4 ppm 

70-150 ppm 

170-300 ppm 

400-700 ppm 

> 700 ppm 
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ciencia después de un tratamiento pero pueden ocurrir daños 

permanentes al cerebro. Una prolongada exposici6n a bajas 

concentraciones t;ene efectos irritantes a las membranas mu-

cosas, o!dos y tracto respiratorio. Los daños al o!do han 

sido reportados a concentraciones de 20 ppm o menores. 

Las construcciones para estaciones de medici6n y 

equipo de control deben contar con una ventilaci6n adecuada 

para prevenir la acumulaci6n de H2s arriba de 10 ppm; deben 

tener un m!nimo de dos salidas para prevenir situaciones de 

peligro y ninguna instalaci6n u oficina debe estar a más de 

75 pies de alguna puerta. El equipo para la detecci6n del 

H2s debe contar con alarmas audibles y visibles. 

Los quemadores deben contar con luces indicadoras p~ 
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ra los pilotos; todas las válvulas de depresurizaci6n, lanz~ 

dores, recibidores y líneas asociadas al sistema de recolec­

ci6n deben estar conectados al sistema de desfogue de gas p~ 

ra convertir el H2s en so2 y H2o bajo condiciones controla­

das. Los dispositivos de protección por sobrepresi6n de ca­

da pozo deberán estar co~ectados a los quemadores elevados. 

3.3.l Control del hidrato 

Se requiere un sistema efectivo para controlar la hi 

drataci6n del sistema y as! prevenir la formación de conden­

sados en las líneas de recolecci6n. Los condensados pueden 

bloquear la l!nea si se permite su desarrollo. Las condici~ 

nes que promueven la formaci6n del hidrato en tubería de gas 

natural son: 

l. La temperatura de flujo de la corriente gaseosa 

que puede estar debajo del punto de roc~o del 

agua contenida en el gas 

2. Altas presiones de operaci6n 

3. Bajas temperaturas de operaci6n 

4. Altas velocidades de flujo 

s. Algan tipo de agitaci6n 

La presión de operaci6n y las condiciones climatoló­

gicas son variables importantes para cualquier m~todo de pr~ 

venci6n de hidratoJ especialmente en los meses fríos del afio. 



Los métodos de control del hidrato que pueden ser 

usados en sistemas de recolección son: 
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l. Deshidratación del gas en la salida o lo más cer­

cano al pozo. 

2. Inyección de met~nol a la salida del pozo para 

abatir la temperatura de formación del hidrato 

y permitir que la temperatura se mantenga por de­

bajo de la m!nima temperatura que alcanza el te­

rreno donde está enterrada la tuber!a. 

3. Mantener la temperatura de flujo unos cuantos 

grados por encima de la temperatura de formación 

del hidrato. 

El° equipo de deshidratación fue ampliamente usado du 

rante los primeros años de producción de gas amargo en los 

Estados Unidos de Am~rica y Canadá para prevenir la forma­

ción del hidrato y reducir la corrosividad del gas amargo 

por eliminación del agua libre en la corriente gaseosa. 

La experiencia de algunas compañías que usaron equipo 

de deshidrataci6n en servicios de gas amargo estableci6 que 

m~todos alternativos de control de la corrosión interna fue­

ron necesarios y los problemas de operación con los que se 

encontraron fueron: 

l. Dificultad en el manejo de agua amarga y conden-
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sados, removidos por el equipo de deshidratación. 

2. Daños al equipo de deshidratación por corrosión 

interna severa. 

3. Altos niveles de II2 S emitidos a la atmósfera por 

el equipo de deshidratación causando atm6sferas 

peligrosas para los empleados y excediendo los 

niveles de emisión requeridos por las instituci~ 

nes reguladoras. 

4. Altos costos de operación y mantenimiento del 

equipo de deshidrataci6n. 

5. Daños por corrosión interna en las líneas de re­

colecci6n ocurridos durant1! los paros del equipo 

de deshidratación. 

Debido a estos problemas, los operadores experir.lent~· 

dos de Estados Unidos y Canadá únicamente continúan usando 

equipo de deshidratación para corrientes de gas amargo que 

contienen H2s en el rango de 0.1% a 0.2% mol o menor. 

Por otro lado, si se inyectara rnetanol a la corrien­

te de gas para evitar la formación del hidrato, se tendría 

que efectuar una evaluaci6n econ6mica, debido a que se re~ 

quieren grandes cantidades de metanol, además del equipo ne­

cesario para recuperar, tratar y recircular el metanol; este 

método no es ampliamente usado. 
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3.3.2 Líneas de recolecci6n con aislamiento 

El control de la temperatura de la corriente de gas 

debe estar pc•r encima de la temperatura de la formaci6n del 

hidrato; este es el método más ampliamente usado para la prQ 

ducci6n de gas amargo. Desde 1968 el uso de l!neas de reco­

lecci6n aisladas ha tenido amplia aceptaci6n, ya que es un 

método que permite bajas pérdidas de calor desde la l!nea 

de recolecci6n hacia los alrededores y minimiza los requeri­

mientos de combustible de calentamiento necesario para mante 

ner una adecuada temperatura de flujo. 

El uso de aislamiento con calentadores en la l!nea 

para prevenir la formaci6n del.hidrato ofrece las siguientes 

ventajas con respecto al uso de equipo de deshidrataci6n: 

l. Los l!quidos son transportados con la corriente 

gaseosa a la planta de tratamiento, eliminando 

el problema del manejo de líquidos. 

2. Baja inversi6n de capital. 

3. Bajos costos de operaci6n y mantenimiento. 

4. Requisitos bajos de combustible. 

s. Sistemas cerrados, previniendo la emjsi6n de H2s 

a la salida de los pozos. 

Debido a la buena experiencia en cuanto a la opera­

ci6n de los sistemas de deshidrataci6n por parte de cornpa-
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ñ!as de Estados Unidos y Canadá, este m~todo de control de 

temperatura para prevenir la formaci6n del hidrato en siste­

mas de recolecci6n de gas nmargo ha ganado amplia difusi6n y 

aceptaci6n por todo el mundo; además, calentadores a la sali 

da del pozo y un espesor de aislamiento adecuado pueden ser 

capaces de mantener una temperatura de flujo adecuada para 

condiciones de mínimos y máximos flujos. 

La figura 17 muestra la temperatura de flujo a la e~ 

trada, que se requiere al inicio de la tuber!a, y los perfi­

les de temperaturas para varios gastos en una secci6n de tu­

bería de 20 millas y 12" de diámetro con l" de aislamiento 

de poliuretano para mantener una temperatura de 75ºF corrien 

te abajo de la l!nea. 
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4. PROCESOS DE TRATAMIENTO DEL GAS EN 
SISTEMAS DE RECOLECCION MARINOS 
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Debido a los grandes velamenes de gas que se obtie­

nen en la sonda de Campeche, no es posible tener plantas en-

dulzadoras costa afuera. 

La elecci6n del sitio y del tipo de tratamiento del 

gas costa afuera depende de: 

a) Factores geográficos: profundidad de agua, dista~ 

cia del yacimiento ~ tierra, temperatura del agua 

de mar. 

b) Econdmicos: costos de las plataformas, del gaso­

ducto y del personal que trabaja en la explota-

ci6n. 

e) T'cnicos: composici6n del gas, presencia de gases 

ácidos.· 

Esta es una decisi6n importante que requiere un estu 

dio profundo y, por otro lado, de esta elecci6n depende la 

confiabilidad del sistema de explotaci6n y la rentabilidad 

econ6mica de la inversi6n. 



4.1 PROBLEMAS LIGADOS A LAS CARACTERISTICAS 
DEL GAS 
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Al salir de los pozos, el efluente es, generalmente, 

una mezcla de hidrocarburos líquidos y gaseosos, vapor de 

agua, a veces agua líquida libre, bi6xido de carbono y sulf~ 

ro de hidr6geno. 

Esta mezcla s6lo puede ser transportada a distancias 

que no excedan de algunos kil6rnetros, debido a que la forrna­

ci6n de los hidratos que obstruyen las tuberías es inevita-

ble a la temperatura de los fondos marir1os; esta temperatura 

se alcanza con bastante rapidez por el gas como consecuencia 

del intercambio de calor a través de la pared de la tubería. 

Por otra parte, la corrosi6n puede llegar a ser sev~ 

ra de acuei~do a los par.1metros que se analizaron anteriorme!}_ 

te. 

La presencia de hidrocarburos líquidos es un proble­

ma para el transporte de gas a grandes distancias debido a 

las pérdidas de presi6n, como consecuencia del flujo a dos 

fases. 

4.2 PROBLEMAS LIGADOS AL MEDIO ~SIENTE MARINO 

El problema 1TI1is grave provocado por el mar es la fal 
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ta de espacio (plataformas) disponible para el tratamiento 

del gas. 

El ideal t~cnico sería quitarle al gas todos los "ia 

deseables" (H 2s, c02 , agua, ligeros). 

Sin embargo, este ideal llevar!a a tener unidades de 

tratamiento que ocupar!an una amplia superficie y ser!an muy 

costosas. 

El segundo problema ligado al medio ambiente marino 

consiste en la necesidad de seguridad y confiabilidad m!xi­

mas en las instalaciones sobre las plataformas, lo que lleva 

a evitar tratamientos muy complejos o que iinplican desechos 

contaminantes y/o peligrosos. 

4.3 CRITERIOS PARA LAS ELECCIONES 

Conviene en un primer momento determinar, por un la­

do, lo que es indispensable y, por otro, lo que puede even­

tualmente esperarse en tierra firme. 

LO QUE ES INDISPENSABLE 

• Es indispensable evitar la formacidn de hidratos 

que detendr!an el flujo de gas. 

• Es indispensable evitar la corrosi<5n en las tube-

r.1:as. 

• La formaci\'.Sn de hidratos se puede resolver de dos 
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maneras: deshidratando el gas o inyectando inhibi 

dores corno el metano! y el dietilénglicol que por 

su sola presencia impiden la formación de hidra­

tos. 

• La corrosión se puede evitar igualmente, deshidr~ 

tanda el gas, inyectando inhibidores de corrosión 

que proteger~n la superficie internª de los tubos, 

o bien, usar materiales rnet4licos con las caract~ 

r!sticas que se indican en el terna 5; la deshidr~ 

tación del gas y la inyecci6n de inhibidores de­

pende de la situaci6n geogr4fica del yacimiento e 

igualmente de las cantidades de gas que se trans­

portan. 

En el caso de un yacimiento situado a poca distancia 

de tierra (decenas de kilómetros) y para cantidades de gas 

limitadas a algunos millones de metros cllbicos por d!a, la 

inyección de inhibidores de hid!:atos e inhibidores de corrQ_ 

si6n puede ser econ6rnicamente preferible y técnicamente co~ 

fiable. 

Esta soluci6n puede ser elegida también en el caso 

de un yacimiento que tenga varias plataformas; la inyecci6n 

de inhibidores se realiza en las plataformas satélites para 

permitir el transporte de gas. 

Sin embargo, en el caso de distancias de transporte 
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grandes y de cantidades de gas importantes, la solución es 

la deshidrataci6n del gas, o bien, ~sar materiales de acuer 

do a lo que será indicado en el tema s. 

LO QUE EVENTUALMENTE PUEDE ESPERARSE 

Aün cuando la presencia de hidrocarburos líquidos 

en el gas conduzca a pérdidas de presi6n más elevadas, no 

detiene el flujo del gas y no pone en peligro la longevidad 

de las tuberías. 

No obstante, conviene determinar de manera precisa 

la incidencia de la presencia de líquido en el gas con res­

pect.:::· al diámetro de la tubería y comparar el costo de un 

gasoducto ünico que transportá líquido y el gas, con el de 

las dos tuberías especializadas, una para gas y la otra pa­

ra líquido; especialmente cuando se trata de yacimientos de 

gas en condensaci6n o de gas asociado. 

En general, los estudios llevan a preferir, por raz2 

nes econ6micas, una anica tuber!a, además de que la presen­

cia de hidrocarbu~-vs l!quidos inhibe en cierta forma los fe 

n6menos de corrosi6n. 

4.4 ELECCION DEL TIPO DE TRATAl~IENTO PARA EL GAS 

No entra ~n el marco de este trabajo llevar a cabo 

un estudio comparativo exhaustivo de los distintos procedí-



71 

mientes de deshidrataci6n y endulzamiento, el estudio se 

limita d mencionar los resultados confirmados por la elec­

ci6n que ha sido hecha en casi todo el mundo para el tra­

tamiento del gas fuera de costa. 

4.4.1 Deshidratación 

Como se ha visto anteriormente, es importante desh! 

dratar el gas para asegurar el transporte a tierra. Exis­

ten varios procedimientos para la deshidratación de los ga­

ses naturales: 

• 

• 

• 

Absorci6n por vía hllmeda con glicoles . 

Absorci6n con sales de silicio, aluminio o tami­

ces moleculares. 

Refrigeración con inyección de inhibidores de hi­

dratos. 

El procedimiento m4s utilizado en plataformas es la 

absorci6n por vía htlmeda con glicoles. 

4.4.2 Endulzamiento 

Existen diferentes procesos de endulzamiento de gas 

y entre los factores que deben considerarse para su evalua­

ción, se encuentran los siguientes: 

a) Tipo de impurezas en la corriente gas/líquido. 



b) concentraci6n de las impurezas y nivel al cual 

deben removerse. 

c) Selectividad requerida para el gas ácido. 
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d) Volumen del gas que va a procesarse y condicio­

nes de temperatura y presi6n a las que se encue~ 

tra el gas. 

e) Posibilidad de recuperaci6n de azufre. 

Debido a que las condiciones que se tienen en una 

plataforma marina son muy diferentes a las que se encuentran 

en las instalaciones terrestres, los criterios principales 

que deben considerarse serán: dimensiones, peso, confiabili­

dad del proceso, la disponibilidad de los reactivos en el 

pa!s y, por Qltimo, los costos. 

En la actualidad se cuenta con diversos procesos pa­

ra eliminar el co2 y el H2s de la corriente de gas natural, 

pero casi todos operan de la misma forma: mediante absorci6n 

f!sica y/o qu!mica de dichos gases, por medio de productos 

qu!micos en soluci6n acuosa. El resto basa su operaci6n en 

la adeorci6n f!sica de los gases ácidos en s6lidos. A cent! 

nuaci6n, y a manera de sumario, tenemos una clasificaci6n de 

los principales procesos: 

"Absorci6n con solventes orgánicos": 

Adip 



Fluor 

Estasolván 

Purisol 

Selexol 

Strettford 

Sulf inol 

"Absorci6n con alcanolaminas": 

Diglicol Amina (Econamina) 

Girbotol - MEA 

- DEA 

- TEA 

SNPA - DEA 

"Absorci6n con carbonatos calientes y sales 

inorg&nicas": 

Amoniaco 

Benfield 

C;1rbonato de Potasio Caliente 

Catacarb 

Gianmarco Vetrocoke (C02 ) 

Gianmarco Vetrocoke (H 2s) 

"Adsorci6n fj'.sica": 

Mallas moleculares 
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Oxido fárrico 

Carb6n activado 
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A continuaci6n se discuten las ventajas y desventa­

jas de· los procesos más comunmente usados en la industria y 

que son faotibles de utilizaci6n en las plataformas marinas. 

a) Proceso "Sulfinol" 

Se1 trata de un proceso muy similar al conocido proc_!! 

so "Girbotol" que se describe m&s adelante, excepto por el 

disolvent.e que utiliza, el cual est4 compuesto de una mezcla 

de "Sulfolane" (bi6xido de tetrahidrotiofeno) y una alcano­

larnina, la composici6n t!pica de la soluci6n absorbedora es: 

"Sulfolane" 40%, Di-isopropanolarnina 45% y agua 15%. Este 

proceso fu~ desarrollado por la Compañia Shell Int.; las ve~ 

tajas que presenta son: 

l. Requiere dnicamente del 50% al 75% de la recircu­

laci6n de un proceso "Girbotol" usando MEA. 

2. La carga t~rmica de los equipos es menor. 

3. La velocidad de degradaci6n del sulfinol es s6lo 

una octava parte de la correspondiente a la MEA. 

4. Se reducen los problemas de formaci6n de espu~a . 

. Las desventajas principales para su aplicaci6n en 

plataforma son: 
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l. Requiere pago de derechos de patente. 

2. Necesidad de importar el disolvente, por ser una 

marca registrada. 

b) Proceso con Carbonato de Potasio en caliente 

Como otros procesos de absor.ci6n mediante disolvente, 

este procese utiliza una torre absorbedora y una torre rege­

neradora, recirculando una soluci6n de carbonato de potasio 

en caliente, llevándose a cabo las siguientes reacciones: 

Este proceso no alcanza a reducir el contenido de 

sulfuro de hidr6geno (H2S) a la especificaci6n recomendable 

de 4 ppm, por lo que comunmente se acompaña de una planta 

convencional de amina para lograr esta especificaci6n. 

c) Procesos de Gianmarco-Vetrocoke 

Estos procesos remueven independientemente el H2 s y 

co2 , y usan aire para la regeneración. La remoci6n del co2 

es mediante una soluci6n alcalina conteniendo aditivos inor­

gánicos tales como el 6xido de arsénico y/o selenio y ácido 

teluroso. El H2s se remueve con una soluci6n alcalina de ar 

senitos y arsenatos. 
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Estos procesos no son aplicables cuando el contenido 

de H2s en la alimentaci6n es mayor del 1.5% mol. 

Procesos de adsorción física. De estos hay dos pro­

cesos principalmente usados en la industria, que son: con m~ 

llas moleculares y con óxido férrico hidratado (Fe2o3 ), 

d) Proceso con 6xido férrico hidratado (Fe 2o3 ) 

Este adsorbente consiste de astillas de madera im­

.Pregnadas con cantidades variables de 6xido férrico hidrata­

do. Este reacciona con el H2s para formar Fes 3 , lo cual se 

regenera con aire, el cual convierte el sulfato de fierro a 

óxido férrico y libera el azufre corno azufre elemental. 

Este proceso no es recomendable ya que se trata de 

un proceso por lotes "batch", por lo que requiere una doble 

instalaci6n para obtener un flujo ininterrumpido de gas dul­

ce con los consiguientes requerimientos de espacio. Adem4s, 

la efectividad del adsorbente decrece después de algunas re­

generaciones, lo que obliga a reemplazar los lechos con cie~ 

ta frecuencia. 

e) Procesos con mallas moleculares 

Los procesos con mallas moleculares son ampliamente 

usados para remover los compuestos de azufre y rnercaptanos 

del gas natural. El grado de la rr.alla molecular se selecci.2. 

na sobre la base de las condiciones de operaci6n. El sulfu-
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ro de hidrógeno (H 2S) puede ser removido hasta 4 ppm. 

Las camas de mallas pueden ser diseftadas para deshi­

dratar y endulzar simult4neamente. En general, la duración 

de los ciclos de regeneración depende de la concentraci6n de 

gases 4cidos. 

La raz6n de que las mallas molecul~res no sean util! 

zadas en plataformas marinas es el gran requerimiento de es­

pacio y peso, y la necesidad de contar con altas temperatu­

ras durante la regeneraci6n (350ºC). 

f) Procesos "Girbotol" o procesos de aminas 

Estos procesos son sin duda alguna, los m4s conoci­

dos y empleados para el endulzamiento del gas natural en to­

do el mundo. Fueron patentados originalmente por R. R. 

Bottoms [Patente Norteamericana 1,783,798 (1930)). 

Actualmente se tienen seis principales procesos de 

endulzamiento de ,gas con aminas que a continuaci6n se descri 

ben: 

l. El proceso con soluci6n acuosa de monoetanolami­

na (MEA), el cual ha sido extensamente usado en el endulza­

miento del gas natural. 

2. El proceso con soluci6n acuosa de dietanolamina 

(DEA), que ha sido uEado principalmente en refinerías, pero 



que actualmente está encontrando una gran aplicaci6n en el 

endulzamiento de gas natural. 
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3. El proceso diglicol-amina (DGA) o proceso Fluor 

Econamine. Este proceso es similar al "Girbotol", y fue de­

sarrollado y patentado conjuntamente entre las compañías 

Fluor Corporation, El Paso Natural Gas Co. y Jefferson Che­

mical co. Inc., el reactivo empleado es 2-2 amino etoxi eta­

nol, cuyas caracter!sticas son similares a las de la MEA, e~ 

cepto que su baja presi6n de vapor pe~rnite su uso en concen­

traciones de 40 a 60%, que resultan en una menor circulaci6n 

de la soluci6n y un menor consumo de calor. sus desventajas 

son: que requiere pago de derechos de uso de patente; alta 

corrosi6n debido a las altas concentraciones de gases ácidos 

en la soluci6n (hasta s.s SCF/gal6n de soluci6n de DGA), as! 

como el alto costo del reactivo. 

4. El proceso de glicol-amina (MEA-DEG 6 TEG). Se 

trata de un proceso desarrollado originalmente por Hutchin­

son en 1939, que emplea mezclas de monoetanolamina con die­

tilénglicol y/o trietilénglicol , para remover simult4neameE 

te loa gases 4cidoa y la humedad presente en el gas; su pri~ 

cipal desventaja es que las altas temperaturas requeridas p~ 

ra la generaci6n inducen a una severa corrosi6n a los inter­

cambiadores de calor, torre agotadora y en algunos casos del 

rehervidor, cuya anica soluci6n práctica es mediante el uso 
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de aleaciones resistentes a la corrosión; otra desventaja es 

la elevada p~rdida de amina por vaporización. 

S. El proceso con solución acuosa de trietanolamina 

(TEA) que ha sido desplazado por la mono y dietanolarnina. 

6. El proceso de rnetil-dietanolamina. Este proceso 

no resulta comercialmente competitivo, por el costo del rea~ 

tivo. 

De todos los procesos del tipo "Gi:i:botol" menciona­

dos, los que emplean MEA o DEA son los más convenientes por 

la alta reactividad y bajo costo del reactivo, y además de 

que han sido los más comprobados en la industria del endulza 

miento de gas natural. 

Las propiedades de absorci6n que exhiben las alcano­

laminas dependen de la reactividad del grupo amino hacia la 

naturaleza ácida del H2S y co2 . La funci6n del grupo hidro­

xilo es la de reducir la presi6n de vapor mediante la asocia 

ci6n entre mol~culas y el aumento del peso molecular. 

Las reacciones primarias que se llevan a cabo entre 

las alcanolaminas y los gases ácidos son: 

Monoetanolamina: 
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Dietanolamina: 

------
Donde 

El equilibrio de estas reacciones se desplaza hacia 

la derecha para bajas temperaturas (35ºC aproximadamente), y 

hacia la izquierda a temperaturas altas (150ºC aproximadame~ 

te), lo que permite la regeneraci6n de la soluci6n de amina 

mediante el calor. 

La MEA es la base más fuertes de las diferentes alca-

nolaminas y reacciona más rápidamente con los gases ácidos. 

La MEA remueve tanto el a2s como el co2 y se considera no se 

lectiva entre estos gases ~cides. Con el más bajo peso rno-
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lecular de las aminas comunes, tiene una gran capacidad para 

absorber los gases ácidos por unidad de peso o volumen de s2 

luci6n, esto significa generalmente menos circulaci6n de so­

luci6n para remover una cierta cantidad de gases ácidos. 

Además, la MEA es qu!micamente estable, lo cual minimiza la 

degradaci6n de la soluci6n, y puede separarse fácilmente de 

los gases ácidos por agotamiento con vapor. La reacci6n de 

la MEA con el sulfuro de carbonilo (COS) y disulfuro de car­

bono (CS 2 ) y mercaptanos es irreversible y esto da como re­

sultado la formaci6n de productos de degradaci6n en la solu­

ci6n de MEA y una p~rdida de la misma soluci6n. Asimismo, 

las soluciones de MEA son apreciablemente más corrosivas que 

las soluciones de DEA, particularmente si la concentraci6n 

de la MEA excede del 20% y la soluci6n tiene una gran caneen 

traci6n de gases ácidos. Este factor limita la capacidad de 

la soluci6n de MEA en casos donde la alta presi6n parcial de 

los gases ácidos permitir!a sustancialmente más alta carga. 

La soluci6n de DEA acuosa ha sido usada por muchos 

años para el tratamiento de gases que contienen apreciables 

cantidades de COS y cs2 , adem4s de tt2s y _co2 • La DEA P.S mu­

cho menos reactiva con cos y cs2 que la MEA. Consecuentemen 

te, la DEA u otras aminas secundarias son la elecci6n natu­

ral para el tratamiento de corrientes conteniendo cos, cs
2 

y mercaptanos, ya que estos no dañan a la soluci6n. La DEA 
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no es selectiva Y.removerá tanto el H2s como el co2 . La ba­

ja presi6n de vapor de la DEA hace a ésta adecuada para ope­

raciones de baja presi6n, ya que las pérdidas por vaporiza­

ci6n son casi despreciables. En general, las soluciones de 

DEA son menos corrosivas que las soluciones de MEA, porque 

los gases ácidos son agotados más fácilmente. 

Por lo tanto, los productos de descomposición de 

reacci6n, son esencialmente no corrosivos, apa,rte de que los 

productos de descomposici6n que se pueden.formar en la solu­

ci6n de DEA, se remueven f4cilmente por filtraci6n a través 

de carb6n activado, por lo que se utiliza ampliamente este 

proceso en plataformas para el endulzamiento de gas combust,! 

ble. 



5. CRITERIOS PARA LA SELECCION DE MATERIALES 
DE TUBERIA PARA SISTEMA DE RECOLECCION 

Y TRANSPORTE DE GAS AMARGO 
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Uno de los aspectos más importantes en el diseño de 

un sistema de recolecci6n y distribuci6n de gas es la selec­

ci6n del material con el cual se debe fabricür, esto es debi 

do a la influencia significativa que tiene en todas las de­

más actividades que componen el d:i.seño del mismo. 

La selecci6n para cualquier aplicaci6n dada deberá 

seguir las recomendaciones de c6digos aplicables y especific~ 

ciones de materiales establecidas. 

Numerosas son las consideraciones que se involucran 

en la selecci6n del material adecuado, corno son: concentra-

ción de H
2
s y co2 , pH, humedad relativa, dureza, estado de 

esfuerzos, cornposici6n del material, ductilidad, microestruc 

tura, tratamientos térmicos, condiciones operacionales, vida 

útil, condiciones ambientales, procedimientos de construc-

ción, seguridad de operación y mantenimiento. 

Para el caso de las líneas de recolección y transpoE 

te de 9as, se aceptan c6digos int~rnacionales de reconocido 

prestigio 1:::omo son: API, ANSI, DET NORSKE VERITAS, ASTM, AWS, 
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NACE, ASME, CSA. 

Se observa que debido a las caracter!sticas espec!fi 

cas de las condiciones de operaci6n de los sistemas de tran~ 

porte 'de gas amargo general es hacia el uso de los aceres al 

carb6n. 

Sin embargo, estos sistemas generalmente son opera­

dos a grandes presiones, debido a que normalmente as! se ob­

tienen los productos extraidos del subsuelo, adem!s, las di! 

tancias que recorren a los centros de exportaci6n, distribu­

ci6n, o procesamiento son con$iderables, lo cual implica ma~ 

tener o aumentar estas presiones para manejar esos voldmenes. 

La utilizaci6n de los ~ceros al carbono convencionales, cu­

yas propiedades mec4nicas son bajas, llevan consigo la nece­

sidad de grandes espesores, lo cual encarece los diseños y 

dificulta las operaciones requeridas por el exceso de mate­

rial que se tiene que manejar, ésta es la raz6n fundamental 

por la que se tiene la tendencia de utilizar los aceros de 

alta resistencia, ya que con estos se logran secciones más 

esbeltas para las mismas condiciones de servicio. 

Además de las condiciones de operaci6n y de servi­

cio se deben tomar en consideraci6n los efectos de la corro­

si6n interna y externa, erosi6n, etc., que pueden en un mo­

mento dado ser más impo1:tantes en la selecci6n del material; 
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en el manejo de corrientes de gas amargo se incrementa la 

probabilidad de que aparezcan problemas de corrosi6n, lo 

cual nos conduce a utilizar aceros de mediana resistencia y 

de baja dureza. 

En el comportamiento del agrietamiento por sulfuros, 

la velocidad de entrada y de movimientos del hidr6geno a tr~ 

vés del acero est~ marcadamente influida por la microestruc­

tura del mismo. Los poros o partículas de segunda fase como 

carburos o inclusiones, pueder. entorpecer. el paso del hidr6-

geno y, si en el acero es atrapada una cantidad suficiente 

de hidr6geno, las grietas pueden iniciarse. 

La martensita, que aumenta el entrampamiento del hi­

dr6geno, puede disolverse usando: 

a) Prolongados tratamientos térmicos y bajas 

temperaturas 

b) Templado doble 

c) Un bajo contenido de carbono 

Los tratamientos térmicos en materiales ferrosos, c~ 

rno en otras aleaciones, tienen como objeto fundamental modi­

ficar sus propiedades, ya sea para mejorarlas o bien para c~ 

rregir condiciones indeseables inducidas durante el proceso 

de fabricaci6n. Esta modificación se logra por cambios en 

la estructura que pueden ser morfol6gicos o de proporci6n e~ 
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tre las fases presentes. 

La principal característica del tratamiento térmico 

est4 en que el cambio de propiedades se lleva a cabo en el 

estado sólido. 

As!, el acero adquiere determinadas condiciones es­

tructurales y sus propiedades varían de acuerdo a la severi­

dad producida por la deformación mecánica en fr!o de la fa­

bricaci6n y/o por el grado de recocido,· a estas condiciones 

se les denomina temple y sus características est4n dadas 

principalmente por valores de las propiedades mec4nicas. 

Los temples se dividen en dos grandes grupos: tem­

ples por recocido y temples por deformación en fr!o. 

Los temples por re~ocido reducen la dureza del acero, 

esto por austenitizado de la pieza enfri4ndola muy lentamen­

te para obtener estructuras suaves, como ferrita y perlita 

gruesa. 

Acero con bajo contenido de carbono. El carbono en 

una concentraci6n relativamente pequeña, afecta las propie­

dades del acero de tal forma que con baja proporci6n es dac­

til, maleable y de regular resistencia pero al aumentar se 

reducen las dos primeras y se aumenta la a1 tima; asi1;lismo, 

aumenta la dureza y disminuye la tenacidad. Los aceros de 
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bajo carbono contienen menos del 0.25% de dicho elemento y 

las cantidades de manganeso varían de 0.30 a 0.60%. Entre 

mayor sea el contenido de carbono mayor dureza se obtiene al 

temple y disminuye la soldabilidad. 

La susceptibilidad de los aceros al SSC en servicio 

amargo no es una funci6n de la dureza exclusivamente sino 

que existe una estrecha relaci6n entre la dureza y la conce~ 

traci6n de H2s. La figura 6 muestra dicho efecto. 

5.1 TIPO DE ACERO 

Hasta la fecha se han llevado a cabo diferentes es­

tudios experimentales para mejorar la susceptibilidad de los 

aceros al carb6n, al ataque de hidr6geno, algunos de los pu~ 

tos más importantes a los que se ha llegado, son los siguie~ 

tes: 

l. Adicionar cobre en un porcentaje mínimo, 0.20%, 

y máxima de 0.35% para reducir la cantidad de 

átomos de hidr6geno absorbidos dentro del acero. 

2. Adicionar Cu-Ni para formar una 9elícula prote~ 

tora, la cual previene la difusi6n de hidr6geno 

a través del acero. No se mencionan porcenta·­

jes mínimos y máximos de níquel, sin embargo, el 

NACE MR-01-75 Rev. 80 permite hasta el 1% de ní­

quel. Ambas medidas funcionan siempre y cuando 
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el pH de la fase acuosa de la tubería sea mayor 

de s. 
3. Minimizar la cantidad de azufre. El contenido 

de azufre en un acero normal está entre 0.04 y 

O.OS máximo, sin embargo, en aceros de extra ba­

jo azufre var!a de 0.001 o menor a 0.005 máximo, 

esto favorece la no formación de inclusiones de 

sulfuro de manganeso que favorecen el ataque por 

hidr6geno. 

5.2 COMPOSICION DEL ACERO 

La adici6n de aleantes aumenta la resistencia del 

acero, sin embargo, en muchos ·casos incrementa el endureci­

miento al retardar la relaci6n d~ formaci~n de carburos y la 

aglomeraci6n. Esto muestra el efecto primario de reforza­

miento de algunos elementos que retardan la relaci6n de for­

maci6n de carburos y el desarrollo de pequeñas partículas en 

aceros de alta dureza. Sin embargo, varios elementos tienen 

diferentes grados de tendenci~ de formaci6n de carburos. El 

manganeso es un fuerte formador de carburos. El culombio es 

el más fuerte formador de carburos de todos los elementos 

usados. 

Estudios del mecanismo por el cual el culombio con­

tribuye al incremento de resistencia de un acero indican que 
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el elemento no se limita a la formación de carburos, sino 

que también forma parte de un fenómeno de precipitación y 

reforzamiento que además eleva la resistencia del acero. 

89 

Otro factor es que el culombio como adicionador para 

reforzamiento, retarda la cristalizaci6n que sigue al último 

paso en la operación de rolado en caliente en la plancha de 

formado. 

Esto resulta en un grano ferr!tico más fine, el cual 

también contribuye a incrementar la resistencia y la tenaci­

dad. 

•Esto es de seguro más importante que la adecuada te­

nacidad que acompaña al incremento en la resistencia. La i~ 

dustria del acero está en general logrando esta deseable com 

binación de factores que contribuyen a una buena resistencia 

y dureza. Esto se logra gracias a una estructura de grano 

muy fino en combinaci6n con la precipitación del reforzamie~ 

to y buena soldabilidad con moderado endurecimiento. 

El vanadio también ha sido, y en algunos casos está 

siendo usado como un reforzador en aceros de alta resisten­

cia para tuberías, sin embargo, la mayor!a parece preferir 

el culombio en lugar de este elemento. El titanio también 

ha sido mencionado en algunos reportes, pero el único caso 

conocido es un acero australiano conteniendo 0.026% de cu-
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lombio con 0.028% de titanio. 

Sin embargo, aunque el titanio en muchas formas se 

comporta como el culombio, éste no ha sido generalmente usa­

do, pórque el problema es llevarlo dentro del acero, debido 

a su extrema afinidad por el oxígeno. 

El estándar API permite el uso de cualquiera de los 

tres. En el acero para tubería de alta resistencia el usado 

más extensamente es el culombio. 

Níquel. Cuando este elemento está presente en los 

aceros, estos son más resistentes y tenaces, no presentan 

carburos difíciles de disolver durante los tratamientos tér~ 

micos por lo que estos son fáciles de aplicar, sin embargo, 

se ha encontrado experimentalmente que cuando el contenido 

de níquel excede el 1%, la susceptibilidad al SCC a durezas 

menores 22 Re aumenta. 

Manganeso. Se encuentra en· los aceros por ser parte 

esencial durante el proceso de aceraci6n donde actúa como 

desoxidante, además neutraliza el efecto perjudicial del azu 

fre cuando se añade en cantidades de 0.6% a 0.9%. Un acero 

se considera aleado por el Mn cuando su contenido rebasa el 

1%. 

Vanadio. Este elemento tiene su acci6n principalrne~ 

te sobre el tamaño del grano en los aceros. Por su gran te~ 
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dencia a formar carburos, refina el grano. Con excepción 

del Cb y el Ti, el vanadio es el más fuerte formador de car­

buros y bastan pequeñas cantidades corno 0.02% para ejercer 

este efecto. En los aceros para grandes esfuerzos los por­

centajes utilizados son de 0.10% a 0.3%. 

Titanio. Al igual que el vanadio, es un elemento 

desoxidante y refinador del grano, adem.is de su fuerte ten­

dencia a formar carburos, se combina con el nitrógeno. 

Fósforo. Es un elemento indeseable porque aumenta 

la fragilidad de la ferrita y provoca la segregación del car 

bono. Normalmente su contenido se limita 0.04% máximo. 

Azufre. Este elemento es indeseable porque produce 

fracturas en caliente durante la solidificación del acero, 

as! corno durante la forja o laminación. Disminuye las pro­

piedades mecánicas. Solamente se añade en fc.:cma controlada 

para mejorar la maquinabilidad junto con el fósforo. 

5.3 TRATAMIENTO DEL ACERO 

El tratamiento con silicato de calcio para reducir 

las inclusiones de sulfuro de manganeso en aceros de extra 

bajo azufre es un resultado de diferentes industrias japone­

sas fabricantes de acero, sin embargo, los laboratorios 
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Battelle, en su último informe, 12 no mencionan nada de esto 

como recomendación, s6lo indican que se deben apegar los re­

querimientos de fabricaci6n de la tuber!a para manejo de gas 

amargo el est4ndar NACE MR-01-75 Rev. 1980 e inyectar inhib! 

dor de corrosi6n. 

Por otra parte, se recomienda que el acero utilizado 

para l!neas de transmisi6n sea normalizado, sin embargo, ha~ 

ta la fecha no se ha comprobado realmente la efectividad de 

este tratamiento térmico en favor del con1portamiento del ac~ 

ro en ambientes amargos. 

5.4 ESPECIFICACIONES DE MATERIAL 

Las especificaciones para material de tuberías nor-­

malmente hacen referencia a algunos de los siguientes c6di­

gos y est&ndares. 

ANSI (American National Standards Institute) (Instituto Na­

cional Americano de Est4ndares) 

Los est4ndares y c6digos ANSI, anteriormente ASA 

(American Standards Association), se dividen b4sicamente en 

dos partes, la primera compuesta de varios est4ndares que 

establecen las dimensiones, tolerancias, rangos de presi6n, 

marcado, requerimientos de bisel, tipos de rosca, etc., pa-
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ra tuber!a, conexiones, bridas, v~lvulas, empaques y torni­

ller!a; y la segunda parte, constituida por varios códigos 

que describen los requerimientos m!nimos para el diseño, ma­

teriales y fabricación, tendido, pruebas e inspección para 

sistemas de tuberías. 

ASTM (American Society far Testing and Materials) 

(Sociedad American~ para Pruebas y Materiales) 

Las especificaciones ASTM, cubren materiales, méto­

dos de fabricación, composici6n química, tratamiento térmi­

co, propiedades mec~nicas, pruebas, tolerancias dimensiona­

les, etc., para materiales no sólo de tuber!a sino en gene­

ral. 

Muchas de estas especlf icaciones comprenden varios 

grados, tipos o números de aleaci6n diferenci~ndolos entre 

sí por la composición química o propiedades mecánicas. 

API (American Petroleurn Institute) 

(Instituto Americano del Petr6leo) 

Los estándares API cubren los mismos aspectos que 

las especificaciones ASTM, s6lo gue para sistemas de tube­

r!as relacionados con la industria petroqu!mica. Primera­

mente se encuentra la norma SL que abarca tubería de línea 

con varios grados de material y con o sin costura y, por 
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consiguiente con diversos procesos de fabricaci6n. La nece­

sidad de crear materiales de alta resistencia como consecuen 

cia de las altas presiones a las que se transportan los hi­

drocarburos, llev6 a la creación de la norma 5LX, pudiendo 

ser con costura o sin costura y con varios grados de resis­

tencia del material. 

Algunos materiales adecuados para los sistemas de 

recolecci6n y transporte de gas amargo son los siguientes: 

TUBERIA 

VALVULAS 

API especificaci6n SL Gr. B 

SLX Gr. 42 al 60 

ASTM especificaci6n A-106 Gr.B 

A-333 Gr. 6 

ASTM especificaci6n A-216 Gr. WCB 

A-285 Gr. B 

A-234 Gr. WPB 

A-105 

A-283 

(El material en 

contacto con el 

flu!do ser4 en­

durecido al ero 

mo) 
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6. INHIBIDORES DE CORROSION 

En la lucha contra la corrosi6n debida al gas amargo, 

uno de los métodos m~s modernos para combatirla en e! inte-

rior de l!neas de transporte de gas, ha sido la uti+izaci6n 

de soluciones que al ser aspersadas en la corriente del gas, 

proporcionan una protecci6n al acero coñtra los componentes 

corrosivos existentes, estas soluciones reciben el nombre de 

inhibidores de corrosi6n. 

Los recubrimientos ant~corrosivos proporcionan una 

barrera entre el equipo y el medio corrosivo siendo emplea­

das en la protecci6n de superficies de fácil acceso tales c~ 

mo: tanques de almacenamiento y tuber!as. 

Las alteraciones al medio son efectuadas de diferen-

tes maneras y nor~almente son espec!f icas del sistema con el 

que se esté trabajando. El uso de inhibidoreo de corrosi6n 

es un método bastante efectivo y tiene su aplicaci6n en la 
' 

protecci6n de partes de equipos de dif!cil acceso, donde no 

es posible efectuar otro tipo de protecci6n, por ejemplo en 

el interior de: tuber!as, válvulas, intercambiadores de ca-

lor, generadores de vapor, tanques de balance, unidades de 
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producción de crudo y qas, etc. 

Un inhibidor se puede definir como todo producto que, 

agregado en pequeñas cantidades a la corriente de un flujo 

corrosivo, reduce parcial o totalmente el poder agresivo en 

contra del metal o aleación de la tubería que transporta di­

cho flu!do. Por lo tanto, lo podemos considerar como un ca­

talizador que tiende a disminuir e incluso anular una veloc! 

dad de reacción determinada. 

6.1 CONCEPTOS DEL MECANISMO 

El estudio sistem4tico del mecanismo de la acci6n de 

los inhibidores es muy reciente pero ya se cuenta con varias 

teorías. 

a) Teoría de la absorción 

Con esta teoría se trata de explicar el hecho de que 

con cantidades muy pequeñas de inhibidor (unas cuantas par­

tes por mill6n) se reduce la velocidad de corrosión de un · 

50% a un 90%, tal como sucede en la aplicaci6n de productos 

org4nicos de compleja estructura molecular. 

Aun cuando estos no tengan efectos sobre el acero, 

se acepta que los grupos polares hidr6filos como la funci6n 

4cida (COO) o la funci6n amina (NH2 ) se fijan sobre la supeE 

ficie del metal en una capa monomolecular o plurirnolecular, 
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orientándose la molécula orgánica perpendicularmente a la 

superficie del metal con los grupos hidr6filos hacia el me­

dio corros;ivo, formándose ,;is! una barrera protectora que se 

opone al acceso del ente ce>rrosivo y creando además una re­

sistencia eléctrica para el caso de que localmente se produ~ 

ca una acci6n de pila. 

Sin embargo, se sup1:me que en algunos casos no inteE_ 

vienen directamente los inhibidores agregados, sino nuevas 

especies que se forman al reaccionar con el medio corrosivo. 

La adici6n de inhibidores cat6dicos, en general me­

nos activos que los inhibidores an6dicos, no representa nin­

gún peligro. En cambio, la ad.ici6n de inhibidores an6dicos 

se debe controlar cuiñadosamente, ya que si la capa protect2 

ra que se forma no recubre el metal de l<'. tubería, puede pr2 

moverse la activaci6n de la corrosi6n en determinados puntos, 

ocurriendo as! la formaci6n de picaduras profundas en el me­

tal. 

Por otro lado, hay que hacer notar que los inhibido­

res an6dicos oxidantes, como los cromatos, los nitritos, los 

molibdatos, etc., exigen en su empleo dosis aproximadamente 

diez veces menores que las corrt~spondientes a los inhibido­

res an6dicos salinos; fosfatos, carbonatos, silicatos, tani­

nos, y sus resultados son igualmente satisfactorios. 
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b) Teo:·ía de la película protectora 

Explica el f en6meno de la inhibicl6n de la corro-

si6n mediante la suposici6n de la formaci6n de un compuesto 

insol~ble en el medio. 

Este compuesto insoluble está formado por el metal 

a proteger y el inhibidor; esta teoría argumenta que hay in­

tercambio de electrones entre el inhibidor y la superficie 

metálica y no una simple fuerza electrostática de atracción. 

6.2 CARACTERISTICAS PRINCIPALES DE 
UN INHIBIDOR DE CORROSION 

a) Debe proteger el sistema de la corrosi6n eficieg 

temente. 

b) Debe ser soluble en el sistema a proteger. 

c) No debe alterar el proceso del sistema a prote-

ger. 

d) Ser libre de formación y/o deposici6n de ceni-

zas. 

e) Ser permanente en su efectividad y no ser removi 

do o perder su efectividad por manejo o almacena 

miento. 

f) Ser compatible con otros inhibidores o aditivos. 

g) No ser t6xico ni contaminante. 

h) Debe ser de fácil manejo y almacenamiento. 
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il Debe ser econ6mico. 

6.3 CLASIFICACION DE INHIBIDOHES 

Los inhibidores de la corrosión pueden clasificarse 

de diferentes maneras: inhibidores orgániccs que a su vez se 

pueden clasificar como: pasivadores, precipitadores, de fase 

vapor, catódicos, neutralizantes, y los inhibidores inorgáni 

cos que se pueden clasificar corno an6dicos y cat6dicos e> am­

bos. Aunque si bien, como consecuencia de que el fen6meno 

corrosivo es, en su mayoría, un proceso electroqu!~ico , es 

común clasificar a los inhibidores de la corrosi6n como an6-

dicos y cat6dicos, los primeros reciben ese nombre porque r~ 

tardan las reacciones an6dicas de la corrosi6n y los segun­

dos las reacciones cat6dicas, pudiendo haber un tercer tipo 

de inhibidores llamados mixtos, ya que retardan ambas r~ac­

ciones. 

Experimentalmente se ha observado que es difícil di~ 

tinguir entre uno u otro tipo de inhibidor según esta cla1~i­

ficaci6n, ya que si se suspende la reacci6n an6dica de corr2 

si6n la catódica también se ve afectada. 

Por lo anterior, la clasificaci6n m~s útil es aque­

lla que la hace según su modo de ·actuar. En esta clasific.a­

ci6n encontramos a dos grupos: inhibidores que forman una e~ 

" 

l 
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pa protectora en la superficie met~lica, e inhibidores que 

reducen la agresividad del medio. 

6.4 METODOS DE APLICACION 

TRJ~TAMIENTO CONTINUO 

cuando es practicado este método, la adsorci6n del 

inhibidor ~~s lenta y la desorci6n es r~pida, siempre y cuan­

do la concentraci6n de las gotas del flu!do estén a un nivel .. 
adecuado para su protecci6n. El tratamiento comienza inyec­

tando inhibidor a altas concentraciones para producir ini­

cialmente una película firme. Si se continaa con este trat!! 

miento a altas concentraciones, no se pueden mejorar los re-

sultados y sí ocasionar costos elevados, por lo que las al-

t.as concentraciones generalmente se aplican durante una sem!!_ 

ml, para después bajar a la mitad de ellas. 

La protecci6n obtenida usando un trat~miento conti­

nuo puede ser de un 95% y reducir uniformemente la velocidad 

de, corrosi6n, a menos de una milésima por año. Un inhibidor 

inadecuado o con una concentraci6n insuficiente puede incre-

mentar •!:!l promedio de corrosi6n o bien cambiarla de una co-

rrosi6n uniforme a una corrosi6n por picaduras. 

Los niveles de tratamiento usualmente varían desde 

25 a 100 partes por mill6n (0.0025% a 0.01%) de inhibidor. 
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TRATAMIENTO INTERMITENTE 

El tratamiento intermitente permite la formaci6n de 

películas permanentes por medio de dosificaciones no frecue~ 

tes de una gran cantidad de inhibidor. Este tratamiento es 

m4s económico y se obtiene frecuentemente la misma protec­

ción que con el tratamiento continuo. 

La protecci6n alcanzada puede ser hasta un 99% con 

velocidad de corrosión uniforme, y así obtener menos de 0.1 

milésimas de pulgada por año. 

El uso econ6mico de los inhibidores, para producir 

largas y fuertes películas protectoras dependen de la fre­

cuencia de inyección del tratamiento. 

Generalmente, los tratamientos se hacen a intervalos 

regulares; bajo condiciones 6ptimas, eh un rango de tres a 

seis meses. 

6. 5 SELECCION DE :INHIBIDORES 

Desafortunadamente, no existen todav!a reglas preci­

sas para definir con certeza el inhibidor 6ptimo utilizable 

en un caso determinado. Así sucede que la adición de una 

misma sustancia a u.n medio dado puede provoc:1r la inhibici6n 

para un metal y la activaci6n de corrosi6n para otro. 
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El empleo de una misma sustancia para un mismo metal, 

pero ·agregado a dos diferentes medios corrosivos puede prov2 

car inhibici6n o activaci6n. 

La adici6n de una misma sustancia a un medio pero en 

dosis diferentes, puede provocar para un metal dado la inhi­

bici6n o activaci6n. 

Dos substancias que separadas inhiben la corrosi6n 

de un metal dado en el mismo medio, pued~ ocasionar una act! 

vacidn de la corroaidn de ese metal en el mismo medio cuando 

se utiliza en conjunto. 

Por lo tanto, la adici6n en un medio corrosivo de 

una sustancia que se venda bajo el nombre de inhibidor, no 

origina necesariamente la inhibici6n en ese medio, puede in­

cluso promover la aceleraci6n de la corrosi6n. 

Cada problema de inhibici6n debe ser por lo tanto ºE 
jeto de un estudio muy detallado en condiciones idénticas a 

las condiciones reales si se desea evitar peligrosos errores 

de interpretaci6n como sucede con frecuencia. 

En la seleccidn de inhibidores que se pueden usar en 

sistemas de recoleccidn y transporte de gas amargo, es reco­

mendable considerar los del tipo bivalente, es decir que ti~ 

nen que ser efectivos tanto para prever la corrosi6n electr2 
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química, como para evitar el ataque por hidr69eno. Esta ca­

racter!stica la presentan los inhibidores org~nicos y dentro 

de estos los cati6nicos tales como los de tipo amina. 

En base a lo anterior, se recomienda efectuar prue­

bas estáticas y dinámicas con sales am!genas de ácidos gra­

sos polimerizados o sean aminas arom~ticas del tipo anilina 

para poder determinar con precisi6n la dosif icaci6n y el ti­

po de inhibidor para cada sistema específico. 

Corno consecuencia favorable de utilizar inhibidores 

en sistemas de recolecci6n y transporte de gas se tiene: 

l. Evitar el desgaste de la pared de la tubería. 

2. Evitar el incremento del factor de fricci6n. 

3. Aumentar la eficiencia en el transporte. 

4. Evitar el incremento en la potencia necesaria pa­

ra manejo de gas. 

5. Dismj~nuir la frecuencia de las corridas de limpt~ 

tubos (diablos). 

6. Evitar formaci6n de hidratos. 

7. Evitar fragilizaci6n del material. 

8. Por altirno, disminuir al mínimo la formaci6n de 

sulfuro de fierro. 
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7. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

7.l CONCLUSIONES 

l. Existen tres soluciones para los problemas de daño por 

hidrdgeno en los sistemas de recoleccidn y transporte de 

gas amargo y son: 

a) Prevenir que la moldcula de suffuro de hidrdgeno se 

disocie, por medio del control de la composicidn 

del gas, es decir, evitar la formación de agua l!qu! 

da por medio d.e la deshidratacidn, 

b) Crear una pel!cula protectora sobre la superficie 

del acero que permita inhibir el proceso corrosivo 

electroqu!mico y de fragilizacidn por induccidn de 

hidrógeno (agregando inhibidores). 

c} Eliminar los sitios favorables dentro del acero en 

donde el hidrdgeno atdmico pueda difundirse y nu­

clearse. Desde el punto de vista metalórgico, esto 

parece la solucidn m&s viable. 

2. En el fendmeno de corrosidn bajo esfuerzo, la velocidad 

de propagaci6n de fisuras es demasiado qrande para ser 

explicada por un proceso de solucidn anddica. Por otra 

parte, hay evidencia indiscutible de que en tAles 
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casos el hidr6geno juega un papel primordial. 

El hidr6geno at6mico es absorbido por el metal; éste mi­

gra hacia inclusiones no metálicas (MnS) de muy alta con 

centraci6n de esfuerzos. En las inclusiones, el hidr6g~ 

no forma burbujas de hidrógeno molecular no difundible a 

muy alta presi6n o actaa de alguna otra forma que condu­

ce a la decohesi6n del metal. El mecanismo aan no es 

muy bien conocido. 

3. El H2s en presencia de agua corroe el acero de la tube­

r!a pero en ausencia de co2 tiene una inherente habili­

dad de formar una capa protectora de FeS, sin embargo, 

si la corriente de gas tiene H2s y co2 y agua libre, el 

co2 forma ~cido carb6nico que rompe la capa protectora y 

hace más severo el problema de corrosi6n, asimismo el pH 

disminuye, incrementando la cantidad de iones hidr6geno 

existentes en la fase acuosa. 

4. La presencia de puntos de alta dureza y presiones parci~ 

les elevadas de H2s y c02 favorecen el fen6meno corrosi­

vo. 

5. El endulzamiento de todo el gas proveniente de los cam­

pos no es posible llevarlo a cabo en instalaciones fuera 

de costa debido a los grandes volGmenes de gas que son 

manejados, sin embargo, para el gas combustible que se 

utiliza en las instalaciones fuera de costa, el mejor 
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proceso de endulzamiento es con dietilénamina, dado que 

son volúmenes relativamente bajos. 

7.2 RECOMENDACIONES 

l. Para eliminar el fen6meno corrosivo es necesario elimi­

nar la fase acuosa, cumpli.endo con las condiciones de 

diseño del proceso de deshidrataci6n. 

2. Aplicar un procedimiento de soldadu~a que garantice dur~ 

zas de acuerdo a la presi6n parcial del tt2s (ver figura 

12), el HAZ es la zona m4s favorable para la formaci6n 

de estructuras de alta dureza. 

3. Para líneas de transmisi6n es recomendable utilizar ace­

ros al carb6n microaleados de acuerdo a la siguiente com 

posici6n: 

Carbono 0.15 m4x 

Manganeso l.15 m4x 

Silicio 0.35 m4x 

Azufre ' 0.005 m4x 

F6sforo 0.02 m4x 

Cobre 0.25 min - 0.35 mc!x 

Níquel 0.25 m4x 

Molibdeno o.os m4x 

Cromo 0.20 m4x 
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Aluminio o.os máx 

Vanadio 0.06 máx 

Culombio o.os máx 

Titanio o.os máx 

Nitr6geno 0.009 máx 

Carbono equivalente 0.38 máx 

V + Cb + Ti 0.12 

4. Es recomendable aplicar al acero un tratamiento con sili 

cato de calcio pa~a esferoidizar las inclusiones de MnS 

y aumentar su energía de superficie evitando as! la po­

sible nucleaci6n del hidr6geno. 

5. Si por razones econ6micas o restricciones de fabricaci6n 

nacional no es posible conseguir materiales microaleados, 

se recomienda utili"zar aceros al carb6n convencionales 

(API) siempre y cuando cumplan con los requerimientos 

del estándar NACE MR-01-75 altima revisi6n. 

6. Es recomendable que los sistemas de recolecci6n sean di­

señados para mantener velocidades de flujo de aproximad~ 

mente 10 ft/s bajo condiciones de producci6n m1nima. 

7, Debido a que a altas temperaturas disminuye la solubili­

dad de los gases en los líquidos, es recomendable que 

los sistemas de recolecci6n y transporte de gas amargo 

sean mantenidos a una temperatura mínima de flujo de 

83°C. 
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a. Es necesario que se efectde una evaluación adecuada del 

grado de agresividad del gas amargo hacia el material de 

la tuber!a, esto se puede lograr haciendo uso de las 

ecuaciones y la informaci6n presentadas en este trabajo. 

Es recomendable a su vez, evaluar la humedad relativa 

del gas, ya que se considera para estos casos, que si la 

humedad relativa del gas es mayor del 60% aumenta la pr2 

babilidad de condensación de la fase acuosa. 

9. Se podrían hacer pruebas de laboratorio con materiales 

tratados térmicamente, tratados con calcio, microaleados 

con n!quel y materiales de acuerdo al est&ndar NACE MR-

01-75, a niveles de concentraci6n de H2s, co2 y agua se­

mejantes a las que existen en los pozos de la zona sure~ 

te del pa!s, asimismo con valores de presi6n y temperat~ 

ra basados en estudios 'de operaci6n estadísticos, y as!, 

poder hacer una mejor discriminaci6n de los factores que 

determinan los fen6menos corrosivos antes mencionados en 

los materiales de tuber!a. 

Por todo lo anterior, una buena.especificaci6n de m~ 

terial en cuanto a composici6n, requerimientos ritcc&nico's y 

de soldadura as! como requisitos de operaci6n y mantenimien­

to de los sistemas de distribuci6n y recolecci6n de gaa amaE 

go pueden ahorrar muchos millones de pesos al pa!s. 



8. Anexos 

Anexo A: Desorrol lo de uno ecuación poro evolunr el PH de lo fose condensado. 

Sisterno: 
Metano (gas natural) - H2 S -C02 -H20 
Se considero que en lo fose acuosa solo estan el H2 S y el C02 disueltos. 

mT= mH2o + mH2s + mco2 ( ª) 

n T = n H20 + n H2S + n C02 ( b ) 

1 =XH20+ XH2s+Xco2 (c) 

Para H 2 S: 
nH .. O 

XHs=~ 
2 nr 

X - mH2s 
H2s- PMH snT 

2 

Poro encontrar el n T , tenemos: 
X = nH20 

HzO nr 

nH110 _ m Hao 
n T = X Hz o - PMtt¿0XH2o 

de la ecuación ( c ) : 

XH2o• I- XH2s- Xco2 

Sustituyendo en ( f ) : 
n _ mH2o 

T - PM..p l-XH:!S-Xc0z) 

( d) 

(e) 

( f) 

(g) 

SI sustituimos la expresiÓn anterior en la ecuación (_e) tenemos que la masa 

de. H2 S es: 

X"2s PMHzS M HzO 
mH s= 2 PMHzO( 1-XHzs-Xcoz) 

( h) 
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Si suponemos que un litro de solución es aproximadamente Igual a un litro de agua entonces la 

concentmclón de H20 en un litro de solución es: 

de la ecuación ( h); tenemos: 

~= XttgS PMHgS 
mH¡:O PMHzoÍ 1- XH2s-"Xmt 

~ = mH20 
~ VH~ 

mHzo= rHzO V H.zO 

Sustituyendo ( J) en ( 1) 

. -™ _ X H2sPM!:f2sr tiz.0 
VHzO - PM~ ( 1- XH:i!&- Xco~ 

mH2s _ XH2s í>H20 

PMH20VHz0 - PMH2o < 1-x~x<X>2T 

....!!!11.i- X H20 (! H20 
VH2o - PMttzn ( 1- XHzs-Xcog) 

( i ) 

( J ) 

( k) 

Lo ecuación ( k) represento lo concentración de H2 S por volumen de solución. 

La ecuación ( 7) esto expresada por: 

[H~ • ~K2 182 fil' ( 7) 

entonces: 

rH 51 =~ 
L'. 2:::J VHzO 

Sin emboroo, lo evaluación de las fracciones en lo fose liquido, es ~I verdadero 

problema; como se cuento con los constantes de equilibrio (ecuaciones 8, 9 y 

10), tenemos: 

.. YH2S 
KHzS X Has 

YHgS 
XH2s =- ( l) 

KH2s 



Sustituyendo lo expresión ( I ) poro el H2 S y C0 2 en la ecuación ( k l , tenemos: 

Si sustituimos la expresión anterior en lo ecuación ( 7) tendremos la concentración 

de iones hldróoeno en función de la cantidad o fracción mol de H 2 S existente 

en la fase gaseosa: 

( 11) 

Poro el C02 el desarrollo es ldEntico y se llego a la mismo expresi6n, solo que 

en función de lo concentración de C02 en la fose gaseosa y de lo constante de 

ionización poro lo reacción entre el C02 y el aguo: 

fr.¡+] 002 = ( 12) 
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9. INDICES DE FIGURAS Y TABLAS 

Figuras 

l Mapa petrolero de México. 

2 Velocidad de corrosi6n en aceros al carb6n por pre­
sencia de co2 . 

3 Mecanismo de la inducci6n de hidr6geno (HIC). 

4 Fallas por hidr6geno. 

5 Formas de separaci6n de una grieta. 

6 Relaci6n entre presi6n total y presi6n parcial de 
n2s. 

7 Comportamiento del co2 en presencia de H2s a 0.5% 
mol y 'l' = ll5°F. 

8 Comportamiento del u2s en presencia de co2 a 0.5% 
mol y T = 115°F. 

9 Comportamiento del co2 en presencia de H2S a 0.5% 
mol y 'l' = 86°F. 

10 Comportamiento del H2S en presencia de co2 a 0.5% 
rnol y T = 86°F. 

Comportamiento del co2 en presencia de H2S a 0.5% 
mol y 'l' = 68°F. 

11 

Comportamiento del H2S en presencia de co2 a 0.5% 
mol y T = 68°F. 

12 

13 Relaci6n entre concentración de H2s, presi6n parcial 
y dureza en la zona afectada por el calor (HAZ). 

14 Factor de compresibilidad Vs presi6n a 'l' = lOOºF. 

15 Temperatura de formaci6n del hidrato Vs presi6n. 
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16 Punto de rocío del agua Vs temperatura a 1000 psig. 

17 Perfil de temperatura para una tubería de di~metro 
de 12" con l" de aislamiento de poliuretano. 

Tablas 

1 Reservas comprobadas de crudo y gas natural por pa!s. 

2 Tubería de Latinoamérica, actual y futura, en kil6m~ 
tros. 

3 Evaluaci6n de la solubilidad de co2 y u2s. 

4 Riesgos a la salud. 
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