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RESUMEN 
 

El presente trabajo tiene como objetivo, elaborar los planes de mantenimiento de los 

equipos estáticos que operan en los sistemas de precalentamiento, calentamiento y 

fraccionamiento de crudo de la Unidad de Destilación DA-1; a objeto de realizar un 

seguimiento efectivo del deterioro de éstos y adaptar las acciones de mantenimiento 

al nivel de riesgo asociado a sus condiciones de operación; administrando así, el 

tiempo y los costos durante las paradas programadas de la planta. Para lograr lo 

planteado, se diagnosticó el estado actual de los equipos estudiados según la data 

histórica, de diseño y operación; se identificaron los mecanismos de degradación 

potenciales que influyen en el deterioro de éstos, luego se estimó la probabilidad y 

consecuencia de falla de cada equipo utilizando el Software API-RBI versión 3.3.3 y 

se emitieron los resultados de forma cuantitativa y cualitativa a través de la matriz de 

riesgo obteniéndose que de la población total de 37 equipos, 7  (19%) se encuentran 

en alto riesgo, 16 (43%) en riesgo medio-alto, 10 (27%) en riesgo medio y 4 (11%) en 

riesgo bajo.  Bajo esta premisa se elaboraron planes de mantenimiento de cada uno de 

los equipos según su nivel de riesgo, los cuales contienen actividades efectivas para el 

seguimiento los mecanismos de degradación influyentes en éstos. Finalmente, se 

proyectó el comportamiento del riesgo de los equipos en un lapso de diez (10) años 

para los casos supuestos de, no inspeccionar los equipos durante este tiempo y de 

inspeccionarlos aplicando los planes recomendados, para esta última, se estimó una 

reducción del porcentaje de equipos en alto riesgo de un 19% a un 14%, mientras que 

para el caso contrario se estimó un incremento de un 19% a un 46%. 
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INTRODUCCIÓN 
 

Los cambios en la economía mundial y particularmente en Venezuela, condujeron a  

límites inflacionarios de alto grado, presupuestos decrecientes, mercados más 

competitivos y un entorno variable en donde la velocidad de cambio sobrepasa a 

nuestra capacidad de respuesta, por ello, la cultura de “falla-reemplazo” 

anteriormente concebida, ha sido desplazada por un enfoque, en donde es imperativo 

conservar el buen funcionamiento de los equipos durante su vida útil, mediante el 

conocimiento de la presencia y avance del deterioro en éstos, lo cual permite 

disminuir la incertidumbre del riesgo futuro de que una falla ocurra y pueda generar 

consecuencias perjudiciales para la empresa, ambiente, personas o equipos.  El 

conocimiento del riesgo de falla asociado a un equipo se basa en la estimación de la 

probabilidad de que éste falle y las consecuencias que se desencadenarían a causa de 

ésta, por esta razón es posible definir el riesgo como el producto de estos dos 

términos. 

 

     La implementación de acciones de mantenimiento eficaces para el seguimiento del 

deterioro en los sistemas de precalentamiento, calentamiento y fraccionamiento de 

crudo de la Unidad de Destilación DA-1 de la Refinería Puerto La Cruz, contribuyen 

en la mejora de la confiabilidad y disponibilidad de los equipos, sin embargo, éstas 

actividades acarrean altos costos e inversión de tiempo, por lo tanto, para la 

disminución de estos factores resulta beneficioso clasificar los equipos según el 

riesgo, direccionando así, las actividades de mantenimiento en aquellos equipos que 

son más susceptibles a fallar o que su falla generaría eventos catastróficos, sin 

descuidar los equipos menos riesgosos. 

 

     La Inspección Basada en Riesgo (IBR) proporciona herramientas básicas para el 

manejo del riesgo, adaptadas a industrias petroleras y petroquímicas, que permiten 
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categorizar los equipos en niveles de alto, medio-alto, medio y bajo riesgo para la 

mejor administración de los esfuerzos preventivos de fallas. El IBR se implementó en 

este trabajo como base para la elaboración de los planes de mantenimiento de los 

equipos estáticos de los sistemas de precalentamiento, calentamiento y 

fraccionamiento de crudo de la Unidad de Destilación DA-1 de la Refinería de Puerto 

La Cruz.  

 

     El presente trabajo consta de cuatro capítulos los cuales se describen a 

continuación, el capítulo I describe brevemente la empresa y la planta de en las 

cuales se llevó a cabo la investigación así como también se expone la problemática 

existente y los objetivos planteados para su solución; en el  capítulo II se presentan 

algunos antecedentes relacionados con tema en estudio que sirvieron de apoyo en la 

elaboración de esta tesis, y contiene el basamento teórico necesario para la mejor 

comprensión del trabajo. El capítulo III  expone la metodología a seguir para el 

cumplimiento del objetivo general propuesto, comprende desde la identificación del 

tipo de investigación asociada a este trabajo, técnicas utilizadas para, la recolección, 

procesamiento y análisis de datos; hasta la descripción de cada una de las etapas 

llevadas a cabo para llegar a la solución de la problemática planteada. En el capítulo 

IV se presenta el desarrollo detallado de cada una de las etapas cumplidas para la 

obtención de los resultados y su posterior análisis, los cuales serán la base para la 

elaboración de los planes de mantenimiento. Finalmente, se emitieron las 

conclusiones y recomendaciones más relevantes, en base a lo obtenido en éste 

trabajo. 

 

 

 



  

CAPÍTULO I 

 EL PROBLEMA 

 
1.1. Petróleos de Venezuela s.a. 

 

Petróleos de Venezuela S.A (PDVSA), es una corporación energética propiedad de la 

República Bolivariana de Venezuela, creada por el Estado venezolano en 1975, 

responsable del desarrollo de la industria de los hidrocarburos en Venezuela, así 

como también, de planificar, coordinar, supervisar y controlar las actividades de sus 

empresas filiales, tanto en el interior del país como en el exterior.   

 

1.2. Refinería Puerto La Cruz (R.P.L.C) 

 

La Refinería Puerto La Cruz es una refinería de petróleo bajo administración de la 

Estatal PDVSA. Su construcción se inicia en 1948 comenzando operaciones en 1950 

con una capacidad de refinación de 44.000 barriles diarios, actualmente, tiene una 

capacidad para refinar 200.000 barriles diarios de petróleo y constituye uno de los 

centros de procesamiento de crudo más importantes de PDVSA que integra un 

circuito de manufactura del petróleo extraído de los campos de los Estados Monagas 

y Anzoátegui.  

 

1.2.1. Ubicación Geográfica 

 

La Refinería P.L.C, como se muestra en la figura 1.1, se encuentra ubicada en la zona 

Nororiental del país, al Este de la ciudad de Puerto La Cruz del Estado Anzoátegui; 

tiene facilidades de acceso desde el Mar Caribe y está conectada por oleoductos con 

los campos de producción de Oriente. Geográficamente ésta planta abarca tres áreas 

operacionales: Puerto La Cruz, El Chaure y San Roque, ubicada esta última a 40 Km 

 

 

http://es.wikipedia.org/wiki/Refiner%C3%ADa
http://es.wikipedia.org/wiki/PDVSA
http://es.wikipedia.org/wiki/1948
http://es.wikipedia.org/wiki/1950
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de Anaco, mientras que la Refinería el Chaure está ubicada a orillas de la Bahía de 

Bergantín, a 5 Km de Puerto La Cruz. 

 
Figura 1.1 Ubicación geográfica de la Refinería Puerto La Cruz. 

 

1.2.

 

El obje a Cruz es realizar procesos de 

separación física y transformación química que conviertan el crudo en derivados 

iones.  

al del país. 

 Colocación de los productos existentes en los mercados de la exportación. 

 Manejo y distribución de la producción de crudos en el Oriente del país hacia 

el mercado de exportación y otras filiales. 

 

Fuente: PDVSA. Refinería Puerto La Cruz (2005) 

2. Rol de la Refinería Puerto La Cruz 

tivo principal de la Refinería Puerto L

utilizables para numerosas aplicac

 

Debido a su ubicación estratégica, la RPLC cumple con tres roles principales:  

 Suplir la demanda del mercado interno de la región Surorient
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1.2.3. Estructura Organizativa 

La estructura organizativa define el nivel de autoridad y comunicación de todo el 

personal que labora en la corporación. A continuación, en la figura 1.2, se muestra el 

detalle organizativo de las Gerencias Operacionales de la Refinería. 

 

 
Figura 1.2 Estructura organizativa de Refinería Puerto La Cruz 

Fuente: PDVSA- Oriente (2009) 

 

1.3. Plantamiento del problema 

 

La Refinería P.L.C, tiene en su haber, tres plantas destiladoras, DA-1, DA-2 y DA-3. 

La Planta DA-1, tiene la mayor producción de variados productos refinados, y de ésta 
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dependen otras unidades de conversión. Está conformada por los sistemas de 

precalentamiento, calentamiento y fraccionamiento de crudo; nafta, gasolina; reflujos 

termedios, gas de proceso, residual, despojado, desalado, enfriamiento, 

ue, bajo la consideración de 

ue la Unidad Destiladora maneja productos combustibles e inflamables, una fuga, 

nto basados en el riesgo de los equipos 

 sistemas estudiados a fin de asegurar que el mayor esfuerzo esté 

irigido a aquellos equipos que posean un alto nivel de riesgo sin descuidar aquellos 

 de esta manera que los sistemas puedan operar con mayor 

eguridad, preservando así, la integridad de los trabajadores de la planta, población 

adyacente, instalaciones y medio ambiente. 

in

mejoramiento de condensado, servicios generales y vaporización, sin embargo, los 

sistemas de precalentamiento, calentamiento y fraccionamiento de crudo, provocan 

un mayor deterioro en los equipos asociados a los mismos en comparación con otros 

sistemas de la planta, ya que manejan fluidos corrosivos a elevadas temperaturas.  

 

     La falla usual de los equipos estáticos es la pérdida de contención o ruptura de las 

paredes contenedoras por efecto de la corrosión, ocasionando la fuga al ambiente de 

los fluidos que estos almacenan o transportan de forma q

q

implicaría un riesgo de incendio o explosión que podría desencadenar pérdidas 

humanas y materiales o bien, en caso de no ocurrir accidentes, implicaría pérdidas 

económicas por paradas de planta no programadas dependiendo del impacto que 

genere el equipo averiado para la operación de la misma. 

 

     La situación planteada, induce a pensar, que los equipos deben ser inspeccionados 

de manera que, al detectarse una condición irregular puedan tomarse acciones 

preventivas, anticipando así, la ocurrencia de eventos indeseables, sin embargo, las 

actividades de mantenimiento acarrean una inversión de tiempo y dinero, por lo tanto, 

surge la necesidad de enfocar los esfuerzos en equipos que, por sus condiciones 

operacionales y de servicio, impliquen un mayor riesgo de falla. Bajo esta premisa se 

propone, elaborar los planes de mantenimie

estáticos en los

d

de menor riesgo, logrando

s
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1.4. Objetivos 

 

1.4.1. Objetivo General 

 

Elaborar planes de mantenimiento basados en riesgo, de equipos estáticos en los 

, calentamiento y fraccionamiento de crudo, en la 

nidad de Destilación Nº1 de la Refinería de Puerto La Cruz - Estado Anzoátegui. 

 

I 571, 

3. cuencia y probabilidad de falla de los equipos estáticos en 

estudio, utilizando el Software API- RBI Versión 3.3.3. 

4. Generar la matriz de riesgo, utilizando el Software API-RBI Versión 3.3.3 

5. Elaborar los planes de mantenimiento de los equipos estáticos según el nivel de 

riesgo asociado. 

sistemas de precalentamiento

U

 

1.4.2. Objetivos Específicos 

1. Diagnosticar el estado actual de los equipos pertenecientes a los sistemas en 

estudio. 

2. Identificar los mecanismos de degradación potenciales según la Norma AP

que causan el deterioro de los equipos y modifican la probabilidad de falla.  

Estimar la conse
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CAPÍTULO II 

 MARCOTEÓRICO 
 

2.1. Antecedentes 

 

Báiz, M., (2007) Propuso un plan de mantenimiento para los equipos estáticos de los 

sistemas más críticos de la Planta FCC de la Refinería de Puerto La Cruz, mediante la 

aplicación de la metodología Inspección Basada en Riesgo, mediante la cual se 

determinó el riesgo cuantitativo, utilizando datos del historial y condiciones de diseño 

y operación . De la población total de equipos en estudio, 32,26 % resultaron ser de 

alto riesgo conformados en su mayor parte por la torre fraccionadora principal y los 

intercambiadores involucrados en el precalentamiento de gasóleo, de ello se dedujo 

que los equipos se encuentran  influenciados mayormente por la consecuencia de falla 

más que por la frecuencia de las mismas. [1] 

 

Call, R., (2007) Desarrolló un trabajo en el que se diseñaron las rutinas de 

mantenimiento para los equipos estáticos de la Planta Compresora de Gas Residual 

Wilpro Energy Services, mediante la aplicación de la metodología de Inspección 

Basada en Riesgo. El estudio se limitó a tramos rectos de tuberías y recipientes a 

presión los cuales resultaron clasificados en las categorías de riesgo medio y riesgo 

medio alto respectivamente debido mayormente a la influencia de las consecuencias 

de falla. [2] 

 

Arráez, J., (2006) Realizó mejoras en los planes de inspección de la Planta 

Destiladora 1 de la Refinería Amuay PDVSA-CRP, Edo. Falcón, aplicando 

metodología de confiabilidad Inspección Basada en Riesgo. Para ello, la 

investigación se vio enmarcada en cinco (05) fases donde se realizó inicialmente un 

estudio de la situación actual de planta para luego recopilar toda la información 
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necesaria para la puesta en marcha del proyecto. Como resultado de la aplicación de 

esta metodología se obtuvo un plan de inspección adaptado a las verdaderas variables 

y mecanismos de degradación de cada equipo estático de la planta objeto del estudio. 

[3] 

 

Balda, A.,(2006) En esta investigación se elaboraron planes de inspección para los 

equipos estáticos de la Unidad de Destilación Atmosférica 3 (DA-3) de la Refinería 

de Puerto La Cruz, utilizando la metodología de Inspección Basada en Riesgo 

desarrollada por American Petroleum Institute, herramienta que permitió elaborar 

actividades efectivas de inspección, logrando la prevención y reducción de fallas, 

agregando valor al negocio y reducir los costos de mantenimiento incrementando de 

esta forma su disponibilidad, confiabilidad así como la calidad de los productos 

elaborados. [4] 

 

2.2 .Fundamentos teóricos 

 

2.2.1. Mantenimiento 

Es el conjunto de acciones que permite conservar o restablecer un sistema productivo 

a un estado específico, para que pueda cumplir con un servicio determinado. [5] 

2.2.2. Tipos de Mantenimiento 

 

Según la norma COVENIN 3049 los tipos de mantenimiento se clasifican de la 

siguiente forma::    

 

• Mantenimiento correctivo: este tipo de mantenimiento solo se realiza cuando el 

equipo es incapaz de cumplir parcial o totalmente la función para la cual fue 

diseñado. [5] El mantenimiento correctivo se clasifica en: 
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 Planificado: consiste en la reparación de un equipo o máquina cuando se 

dispone del personal, repuestos y documentos técnicos necesarios para 

efectuarlo. [6] 

 

 No Planificado: corrección de averías o fallas cuando estas se presentan. Este 

tipo de mantenimiento impide el diagnóstico fiable de las causas que 

provocan la falla, pues se ignora si falló por mal trato, por abandono, por 

desconocimiento del manejo o por desgaste natural. [7] 

 

• Mantenimiento preventivo: es el que utiliza todos los medios disponibles, 

incluso los estadísticos, para determinar la frecuencia de las inspecciones, 

revisiones, sustituciones de piezas clave, probabilidad de aparición de averías, 

vida útil entre otras. Su objetivo es adelantarse a la aparición o predecir la 

presencia de las fallas. [5] El mantenimiento preventivo se puede clasificar en: 

 

 Mantenimiento Sistemático: son actividades establecidas en función del uso 

del equipo (horas, kilómetros, etc.), se utiliza cuando la frecuencia de 

inspección y ejecución de las actividades de mantenimiento no están 

determinadas, es decir son desconocidas. [7] 

•  

 Mantenimiento condicional: actividades basadas en el seguimiento del 

equipo, mediante diagnóstico de sus condiciones, se recomienda utilizarla 

cuando la frecuencia de inspección y ejecución en las actividades de 

mantenimiento no están determinadas, es decir, son desconocidas. [7] 

 

 Mantenimiento de Ronda: consiste en una vigilancia regular a frecuencias 

cortas. Se diferencia de las anteriores, por ser actividades de mantenimiento 
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eventuales, es decir, no están contempladas en un programa de 

mantenimiento, por esta razón también se conoce como mantenimiento 

circunstancial. [7] 

 

 Mantenimiento Predictivo: monitoreo de condiciones y análisis del 

comportamiento de los equipos para predecir su intervención, de acuerdo a 

los niveles de admisibilidad, los más utilizados son el análisis de vibraciones 

y de aceite. [7] 

 

 Mantenimiento detectivo o búsqueda de fallas: consisten en la inspección 

de las funciones ocultas, a intervalos regulares para ver si han fallado y 

reacondicionarlas en caso de falla (falla funcional). [8] 

 

 Mantenimiento mejorativo o rediseños: consisten en la modificación o 

cambio de las condiciones originales del equipo o instalación. [8] 

 

2.2.3. Inspección 

 

Es una actividad de mantenimiento que consiste en revisar un equipo o parte de él con 

el fin de determinar el estado en que se encuentra. La inspección no modifica o altera 

la situación en que se encuentra el equipo, sino que la detecta y la define. [7] Los 

objetivos que se persiguen con la realización de inspecciones son los siguientes:   

 

 Detectar anomalías para ordenar su reparación antes de que causen daños 

mayores que paralicen el equipo. 
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 Conocer el avance del deterioro de los elementos mecánicos para definir el 

momento más oportuno de su reemplazo, tratando de aprovechar al máximo 

la vida útil. 

 

2.2.3.1. Tipos de Inspección 

 

En cuanto a la forma de efectuarse la inspección se considera de dos tipos: 

 

• Inspección Rutinaria: se caracteriza por efectuarse con el equipo en operación. 

[7] 

 

• Inspección Especial: se caracteriza porque necesita efectuarse con el equipo 

fuera de operación. [7] 

 

En cuanto al alcance de de la inspección se pueden clasificar en: 

 

• Mayor inicial: se refiere a la primera inspección detallada de un equipo después 

de que éste ha sido puesto en servicio[9]  

 

• Inspección mayor: es una revisión extensa, que proporciona la situación exacta 

de la condición de un equipo. Generalmente incluye un examen visual completo 

interna y externamente acompañado por pruebas con ensayos no destructivos 

(END). La inspección mayor se clasifica en [9]: 

 

 Clase 1: la tasa de corrosión/erosión son desconocidas o imprevisibles.  

 

 Clase 2: la tasa de corrosión/erosión son conocidas y   predecibles. 
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 Clase 3: los datos históricos han demostrado que la corrosión/erosión están 

ausentes en este servicio o es de un orden muy bajo. 

 

• Inspección Intermedia: algunas veces es deseable realizar solamente una 

revisión parcial de ciertos equipos. La inspección intermedia puede servir para 

[9]: 

 

 Proporcionar una revisión rápida del funcionamiento del equipo. 

 

 Identificar el progreso de un deterioro previamente conocido. 

 

Los intervalos máximos de inspección según el alcance, para equipos estáticos se 

pueden observar en la tabla 2.1. 

 

Tabla 2.1: Intervalos máximos de inspección para equipos estáticos. 

Inspección Mayor Equipo Mayor Inicial Intermedia 
Clase 1 Clase 2 Clase 3 

Recipientes a Presión 18 meses 3 años c/parada o 3 
años 7 años 10 años 

Intercambiadores 18 meses 3 años c/parada o 3 
años 7 años 10 años 

Calentadores a Fuego 18 meses 3 años c/parada o 3 
años   

Tanques de Almacenamiento 10 años 3 años 10 años 15 años  
Tanques de Almacenamiento de 
Químicos 18 meses 2 años 3 años 5 años  

Sistemas de Tuberías 3 años  3 años 6 años  
Válvulas de Seguridad 2 años  3 años 3 años 3 años 

Fuente: PDVSA. Manual del Proceso de Mantenimiento de Rutina (2004) 
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2.2.3.1. Frecuencia de Inspección 

 

Es el tiempo que transcurre entre dos inspecciones del mismo componente del equipo 

[7]. Todos los equipos estáticos serán revisados y les será asignado un intervalo 

apropiado de inspección (el tiempo máximo que puede transcurrir entre varias clases 

de inspección), dependiendo de su riesgo, condiciones actuales y el histórico de 

funcionamiento [9]. El “intervalo máximo de inspección” recomendado según las 

normas de PDVSA para equipos estáticos se resume en la tabla 2.1 

 

2.2.4. Planes de Mantenimiento 

 

Son programas de actividades de mantenimiento, distribuidas en el tiempo con una 

frecuencia específica y dinámica que permite mantener los equipos en operación para 

cumplir con las metas de producción preestablecidas por la organización. [7]  

 

2.2.5. Diagnóstico de equipos 

 

Es el proceso que permite caracterizar el estado actual de equipos, sistemas y/o 

procesos, mediante el análisis del historial de fallas, los datos de condición  y datos 

técnicos, con la finalidad de identificar acciones mantenimiento proactivas que 

puedan efectivamente reducir costos a través de la sistemática reducción de la 

ocurrencia de fallas con eventos no deseados y minimizar su impacto [10].  

 

     La figura 2.1 muestra de forma esquemática el proceso para realizar un 

diagnóstico integrado de equipos. 
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Figura 2.1 Proceso de diagnóstico de equipos 

Fuente: YAÑEZ, Medardo. “Ingeniería de Confiabilidad; Pilar Fundamental del Mantenimiento” (2006) 

 

2.2.6. Equipos Estáticos 

nques, recipientes y líneas, que manejan, 
 .

 

La norm ento preparado por un grupo de trabajo conformado 

por el Instituto Americano del Petróleo (API), institutos de Investigación de 

reci

general s presentar información sobre los mecanismos de daño, 

en un formato establecido para ayudar al lector en la aplicación de la información en 

la i

fiabilid

 

Son todos aquellos equipos de proceso, ta

contienen o transportan fluidos presurizados y no presurizados [11]   

 

     Estos equipos constituyen uno de los elementos más críticos en las instalaciones 

petroleras, debido a la importancia del servicio que desempeñan y por presentar un 

posible riesgo de falla catastrófica. 

 

2.2.7. Norma API 571 

a API 571 es un docum

pientes a presión y personas relacionadas con las industrias conexas. El objetivo 

 de éste documento e

nspección y evaluación de los equipos desde un punto de vista de seguridad y 

ad [12]. 
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E

sigui

 formación práctica sobre los mecanismos de daño que pueden afectar a los 

 

l deterioro no es más que el daño progresivo, en mayor o menor grado, de las 

 razones de uso o efectos ambientales [13]. Bajo 

ondiciones normales este deterioro es usual, pero no siempre gradual y en la mayoría 

ecanismos de degradación 

sta publicación contiene directrices para el conjunto de consideraciones 

entes: 

In

equipos de proceso. 

 Asistencia en relación con el tipo y la magnitud de los daños que pueden 

esperarse. 

 

 Aplicación de conocimientos para la selección de métodos eficaces de 

inspección para detectar el tamaño y la caracterización de los daños. [12] 

 

2.2.8. Deterioro de equipos 

 

E

condiciones físicas de un equipo, por

c

de los casos generalmente ocurre como pérdida de metal y fisuras originadas por 

diversos mecanismos de degradación según el contexto operacional. Estos daños 

afectan la integridad estructural de los equipos provocando su falla o lo que es lo 

mismo, la pérdida de la función contenedora de éstos, dando lugar a la descarga de 

los fluidos que contienen o transportan al medio ambiente.  

 

2.2.9. M

 

Los mecanismos de degradación o de daños se pueden definir como los síntomas, 

condición o forma en la cual un equipo se deteriora. El conocimiento de estos 

mecanismos en los procesos industriales, es de vital importancia para poder predecir 

o estimar la probabilidad de ocurrencia de fallas catastróficas en este tipo de sistemas. 
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    etodología IBR solamente considera aquellos mecanismos que ocasionen 

able o 

xico. 

  La m

una ruptura del contenedor de presión que permita la fuga de un fluido inflam

tó

 

     El  mecanismo de degradación más común en instalaciones industriales es la 

corrosión. La corrosión es el fenómeno de deterioro de un material, normalmente un 

metal, debido a una reacción con el medio ambiente [13]. El tipo, grado y velocidad 

e la corrosión dependen de las características de los fluidos contenidos en los 

 

2.2

 

Los

tipo a, 

specíficamente en los sistemas de precalentamiento, calentamiento y 

 

• 

ontribuye a la corrosión por la 

rem ción de capas o películas protectoras, o a la exposición de la superficie del 

 

• 

 en 

ambientes de altas temperaturas. La sulfidación se inicia a temperaturas 

superiores a 350 º F (177ºC) y es causada en gran medida por el H2S y otras 

d

equipos.  

.9.1. Tipos de Mecanismos de Degradación 

 mecanismos de degradación o corrosión presentes en una planta dependen del 

 de proceso que se maneja en ella. En plantas de destilación atmosféric

e

fraccionamiento los mecanismos más comunes se describen a continuación: 

Corrosión- erosión: la erosión es la aceleración de la remoción mecánica de la 

superficie del material como resultado del movimiento relativo entre sólidos, 

líquidos, vapor u otra combinación de éstos. La corrosión-erosión es una 

descripción del daño que ocurre cuando la erosión c

o

metal a mayor corrosión bajo la acción combinada de la corrosión-erosión. [12] 

Sulfidación a altas temperaturas: es la corrosión de los aceros al carbono y 

otras aleaciones como resultado de su reacción con compuestos de azufre

 

 



33 

 

    

especies con azufre, el petróleo crudo y otras corrientes que contienen azufre 

como resultado de la descomposición térmica. [12] 

 

Corrosión por ácidos nafténicos: es el ataque de aceros aleados por ácidos 

orgánicos que se condensan en un rango de 

• 

temperaturas de 350 a 750 ºF.  Se 

produce principalmente en unidades de crudo, y en unidades de proceso que 

• 

 de una corriente de 

destilación, fraccionamiento o despojo en la cima de la torre. Este mecanismo se 

activa a temperaturas menores a 400º F. [12]  

 Oxidación a altas temperaturas: el oxígeno reacciona con el acero al carbono y 

educir 

e las mediciones periódicas del espesor de pared [13]. Si el espesor inicial es E0 y el 

f, la tasa de corrosión será: 

 

manejan determinadas fracciones o cortes que poseen ácidos nafténicos. [12]  

 

Corrosión por ácido hidroclorhídrico: los daños en las refinerías debido a este 

mecanismo están frecuentemente asociados los puntos de rocío corrosivos que 

contienen vapores de agua y cloruro de hidrógeno condensado

 

•

otras aleaciones a elevadas temperaturas convirtiendo el metal en óxido. Se hace 

efectiva alrededor de los 1000 º F (538 ºC). Este tipo de mecanismo de 

degradación es muy común en intercambiadores de calor, calderas, hornos y otros 

equipos de combustión que operan a altas temperaturas [12].  

 

2.2.10. Tasa de Corrosión 

 

La tasa de corrosión es la velocidad con que el espesor de una pieza estructural 

disminuye. En los recipientes y tuberías, estas tasas de corrosión, se pueden d

d

espesor medido después de N años es E
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N

EE
T.C f0 −=                                                        Ec.2.1 

 

     Las tasas de corrosión se pueden expresar de distintas formas, pero la mejor forma 

es en milésima de pulgadas por año (mpy) o en milímetros por año (mm/año). 

2.2.11. 

ones: 

 API 581 Base Resource Document- Risk- Based Inspection. 

s que, 

inspección. Juntos, estos documentos contribuyen un estándar para prácticas de RBI 

la con la siguiente ecuación:  

 

Normas API 580/581 

 

En 1993 el Instituto Norteamericano del Petróleo (American Petroleum Institute –

API) inició un proyecto denominado Inspección Basada en Riesgo (Inspection 

Based Risk –RBI) en el cual participaron una serie de empresas relacionadas, entre 

las cuales destacaban Shell, Unocal, Exxon. Texaco, Dow Chemical. Mobil, Chevron 

[14]. El resultado de esta labor fue dos publicaci

 

 API 580 Risk Based Inspection  

 

     API 580 establece los principios mínimos y presenta las directrices generales para 

el desarrollo de un programa de RBI para equipos estáticos y tuberías, mientra

API 581 proporciona métodos cuantitativos para establecer un programa de 

ampliamente reconocido para la industria [15].  

 

2.2.12. Inspección Basada en Riesgo (IBR) 

 

El riesgo es un término de naturaleza probabilística, que se define como la probable 

ocurrencia de un evento no deseado o falla, con consecuencias que se traducen en 

pérdidas. [16] Matemáticamente el riesgo se calcu
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                             Riesgo= Probabilidad de falla x Consecuencias                     Ec. 2.2 

 

     El análisis te indicador 

para  o 

 de falla con consecuencias, permitiendo la comparar unidades que 

almente presentan ecuencias, con 

 de la ecuación de riesgo, permite entender el poder de és

 la toma de decisiones, debido a que el mismo, combina probabilidades

frecuencias

norm  altas frecuencias de falla con bajas cons

equipos que normalmente presentan patrones de baja frecuencia de falla y alta 

consecuencia, como es el caso de los equipos estáticos. La figura 2.2 refleja 

gráficamente lo expresado en el párrafo anterior. 

 

 
Figura 2.2. Gráfico probabilidad de falla vs consecuencias 

Fuente: YAÑEZ, Medardo. “Ingeniería de Confiabilidad; Pilar Fundamental del Mantenimiento” (2006) 

 

 

La metodología Inspección Basada en Riesgo (IBR) es una herramienta de 

 que evalúa el nivel riesgo asociado a la operación de equipos estáticos. La análisis
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eva frecuencia de falla de equipos como 

una daño que puedan atacar la pared 

con  las consecuencias en términos de los 

daños al personal, la instalación, medio ambiente y pérdidas de producción 

ocasionadas por una falla. Bajo el contexto de IBR una falla se refiere a una fuga. 

Una  la atmósfera de fluidos o sustancias contenidas en un 

equipo, provocado por la rotura de la pared contenedora de éste. 

 

 

btener un plan de mantenimiento, enfocado a los equipos que representen un mayor 

nto de equipos solo ser comparado si éste basados en el mismo 

po de consecuencia. Debido a ello, los tipos de consecuencia a ser considerados en 

 Cantidad de fluido (Libras) por equipo. 

 Sistema de aislamiento y mitigación. 

 Temperatura de operación. 

 Tipo de descarga. 

 Grupo de inventario 

 Tamaño de agujero. 

 

luación se realiza a través de estimaciones de 

 función directa de los mecanismos de 

tenedora de éstos; y de la estimación de

 fuga es el escape hacia

Esta metodología tiene como fundamento las directrices establecidas por el 

Instituto Americano del Petróleo en los documentos API RP-580 / 581, los cuales 

definen el proceso para desarrollar una evaluación de riesgo, cuyo fin principal es

o

nivel de riesgo para la seguridad de una instalación.  

 

2.2.13. Evaluación de consecuencias 

 

El riesgo de un conju

ti

la jerarquización deben ser establecidos antes de iniciar el análisis [17]. Los factores 

que afectan las consecuencias de fuga son: 

 

 Tipo de fluido que contiene cada equipo. 
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     En el impacto ambiental IBR considera el volumen de fluido derramado y el costo 

de su limpieza, para el riesgo financiero considera la duración de la parada 

ocasionada por el evento, equipos dañados, lesiones a personas e impacto ambiental. 

 

     Para determinar la cantidad de fluido disponible a fugar es indispensable definir 

los grupos de inventario. Grupo de Inventario es un término utilizado para designar 

un grupo de equipos que pueden ser aislados de otras secciones de la planta, 

remotamente o mediante dispositivos adyacentes al área, en el caso de una situación 

de emergencia [18]. 

 

     Se considera que el contenido de todos los equipos dentro de un grupo de 

inventario está po

evento de falla de un contenedor de pres  

tencialmente disponible para escapar al ambiente en caso de un 

ión. En la figura 2.3 se muestra los datos

necesarios para estimar la consecuencia de falla. 

 

 
Figura 2.3. Estimación de consecuencia de Falla 

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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2.2.14. Evaluación de la probabilidad de falla 

 

La estimación de la probabilidad de falla está basada en una probabilidad genérica, 

que luego será modificada por la aplicación de factores de corrección que tengan en 

cuenta las particularidades de la instalación, tal como está expresado en la ecuación 

2.3 [18] 

 

                   MEGENÉRICAAJUSTADA
F*F*FrecuenciaFrecuencia =                    Ec.2.3 

 

En la siguiente figura se indican los factores de modificación y las variables 

asociados a estos. 

 
Figura 2.4. Esquemático del ajuste de la probabilidad de falla 

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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2.2.15. Frecuencia genérica de falla 

roleum Institute,  de varias fuentes a nivel mundial tales 

omo, registros disponibles de históricos de falla de equipos de varias plantas, 

empresas o i cieros.   

 

     El uso ias genéricas se justifica debido a que los equipos estáticos 

 planta presentan patrones de baja frecuencia de fallas y por ende no se tiene un 

ial de fallas que permitan algún tipo de análisis estadístico, por lo tanto estas 

 punto de partida en la estimació  proba  de 

era probabilidad p ipos d lanta inada

 

frecuencias genéricas se encuentran establecidas para cada tipo de equipo 

o se muestra en la tabla 2.2, considerando tamaños de agujero de ¼, 

 

Las frecuencias de falla genéricas se derivan de una base estadística de datos 

compilada por American Pet

c

ndustrias, fuentes de  literatura, reportes y base de datos finan

de las frecuenc

de una

histor

frecuencias representan un n de la bilidad

falla y no la verdad ara equ e una p  determ . 

     Las 

estático, tal com

1, 4 y 16 pulg de diámetro.  

 

Tabla 2.2: Frecuencias de falla genéricas sugeridas por API 

Frecuencia de fuga para cuatro tamaño de agujeros 
(eventos /año) Tipo de Equipo 

¼" 1" 4" Ruptura 
Torre 8 x 10-5 2 x 10-4 2 x 10-5 6 x 10-6

Filtro 9 x 10-4 1 x 10-4 5 x 10-5 1 x 10-5

Intercambiador de Calor, casco 4 x 10-6 1 x 10-5 1 x 10-6 6 x 10-7

Intercambiador de calor, tubo 4 x 10-6 1 x 10-5 1 x 10-6 6 x 10-7

Re ipientes a presión c 4 x 10-5 1 x 10-4 1 x 10-5 6 x 10-6

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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2.2.

 

Es un factor que identifica las condiciones específicas que pueden tener influencia 

imp

en el en

encuentran los subfactores de modulo técnico, mecánico, universal y de proceso, los 

uales se describen a continuación: 

alla debido al estado de daño con la 

robabilidad de falla genérica. Está compuesto por dos elementos: 

 Efectividad de Inspección: permite evaluar si las inspecciones realizadas a 

erioro del 

equipo.

 

• Subfac

Se refiere a la  que afectan por igual a los equipos de una instalación, 

este subfactor incluye los siguientes elementos: 

 

1. Cond

Este elem ión actual de la planta que está siendo evaluada. La 

clasificació

características 

 

16. Factor de modificación del equipo (FE) 

ortante en la probabilidad de falla de cada uno de los equipos en estudio basado 

torno específico en el que éste funciona. Dentro del factor de modificación se 

c

 

• Subfactor de módulo técnico 

Es utilizado para comparar la probabilidad de f

p

 

 Tasa de daño: comprende la velocidad en que un equipo se deteriora debido a 

los mecanismos de degradación que influyen sobre él.  

 

los equipos aportan suficiente información para el control del det

 

tor Universal 

s condiciones

ición de la planta 

ento considera la condic

n debe basarse en el juicio del observador al considerar las siguientes 

[19]:  
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• Asp

 de la limpieza 

 Evidencia de reparaciones temporales por largos períodos de tiempo. 

, basada en entrevistas 

iempo con 

al de mantenimiento 

es. 

 el espaciamiento y una 

orientación  adecuada entre equipos para facilitar el mantenimiento y las 

•  

. Condiciones del clima: este elemento ofrece mayores problemas si el clima es 

lo c

                      

3. 
pro

• Sub

Este su con el diseño y fabricación de los 

quipos. Se compone de los cinco elementos siguientes [19]: 

ecto general de la planta evaluada, los factores a observar son: 

Estado general 

 Deterioro de la pintura o evidencias de mantenimiento de rutina 

descuidado. 

 

• Eficacia del programa de mantenimiento de la planta

con el personal de mantenimiento y operaciones. Se considera un programa 

eficaz, aquel que logra: 

 Completar actividades de mantenimiento en el primer t

pocos intentos de contacto. 

 Evitar una excesiva y creciente acumulación de trabajo. 

 Mantener una relación constructiva entre el person

y operacion

 

• Diseño de planta y construcción. La planta debe tener

actividades de inspección. 

2
frío o de invierno ya que dificulta las actividades de inspección y mantenimiento 

ual impone un riesgo adicional en la operación de una planta. [19] 

  

Actividad Sísmica: una planta ubicada en una zona sísmica activa tiene más 

babilidad de fracaso que instalaciones fuera de ellas. [19] 

factor mecánico 

bfactor está relacionado primordialmente 

e
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• l equipo: Se refiere específicamente al número de boquillas 

que posee cada equipo [19] 

 

• Cód

cons

 

•  esta evaluación se basa en comparar la vida útil de diseño del 

func

que 

 

• Fac d está compuesto por dos 

elementos[19]: 

 

operación y la de 

 factor de seguridad en condiciones normales. Un equipo 

 

an a temperaturas 

muy por encima de las prácticas habituales o cercanas a los límites 

 

• 

 bombas y compresores.  

Complejidad de

igo de construcción: consiste en verificar si los equipos han sido 

truidos bajo códigos actuales, obsoletos o códigos que no existen [19]. 

Ciclo de vida:

equipo con el número de años actual en que el equipo ha estado en 

ionamiento. La probabilidad de falla de los equipos aumenta a medida 

se acerca a su ciclo de vida final [19]. 

tor de seguridad: el factor de segurida

 Presión de operación: la relación entre la presión de 

diseño indica el

que funciona con una operación por debajo de la operación de diseño 

tiene menos probabilidades de falla. 

 Temperatura de operación: cuando los equipos funcion

superiores de temperatura de diseño del material de construcción, la 

frecuencia de falla aumenta; de igual modo ocurre con equipos que 

operan a temperaturas anormalmente bajas. 

Monitoreo de vibración: este elemento es utilizado cuando se evalúa la 

carcaza de equipos rotativos como
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• Subfactor de proceso 

per

 

1. 

s programadas: son aquellas planificadas para la realización de 

actividades de inspección y mantenimiento. Para determinar el valor numérico 

nte se debe utilizar un promedio de las paradas no planificadas por 

año en un tiempo de 3 años [19]. 

2. Estabilidad del proceso. Algunos procesos pueden funcionar día a día sin ningún 

problema con poca intervención de los operadores, mientras que otros requieren 

ia (FM) 

 

La eficacia d los sistemas 

puede ten ia de un 

Este subfactor se obtiene de los registros de operaciones y conversaciones con el 

sonal de operación. Está constituido por tres elementos: 

Continuidad del proceso. Se compone de dos sub-elementos: 

 

• Parada

se promediará las paradas programadas por año en un período de 3 años [19]. 

• Paradas no programadas: son aquellas que ocurren de manera imprevista 

igualme

 

una atención frecuente debido a la realización de ajustes, cambios de producto, 

control de calidad del producto, lo cual en el tiempo dará lugar a la inestabilidad, 

importantes trastornos o cortes imprevistos, aumentando así, la probabilidad de 

falla [19]. 

 

3. Válvulas de alivio. Este elemento permite evaluar si las condiciones de proceso y 

diseño influyen en las válvulas y si estas serán capaces de funcionar cuando sea 

necesario.  

 

2.2.17. Factor de evaluación de sistema de gerenc

e una empresa en la gestión de la seguridad de proceso de 

er efecto sobre la integridad mecánica de los equipos. La importanc
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eficaz sistema de gestión de la evaluación ha sido largamente reconocida en la 

teriales peligrosos y el mantenimiento de la integridad 

ecánica de equipos de proceso. Este factor se deriva de los resultados de una 

stas con personal 

e inspección, mantenimiento, procesos y personal de seguridad. Las preguntas se 

prevención de emisiones de ma

m

evaluación de una instalación o unidad operativa de los sistemas de gestión de riesgo 

que afectan a la planta. La evaluación consta de una serie de entrevi

d

basan principalmente en las directrices de la API (RP 750, 510, 570, etc.) Una escala 

se presenta en la Figura 2.5 para convertir la evaluación a una puntuación de 

Evaluación de Sistemas de Gestión de Factor. [19] 

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
0.1

10

1

100
Modification Factor

 Score (%)  
Figura 2.5 Gráfica para evaluación de sistemas de gerencia 

cument. (2000) 

 

2.2.

 

se muestra en la figura 2.6. Las categorías 1, 2, 3 y 4, tendrán una probabilidad de 

falla igual o menor a 1, 10, 100 y 1.000 veces la probabilidad de falla genérica de la 

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Do

18 Evaluación del Riesgo 

La mejor manera de evaluar el riesgo es a través de una matriz que permite expresarlo 

en una forma gráfica sin necesidad de recurrir a valores numéricos.  

 

     En la matriz de riesgo se indica la probabilidad de falla en el eje vertical, tal como 
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base de datos mundial, respectivamente, mientras que la categoría 5 tendrá una 

probabilidad de falla mayor a 10.000 veces la probabilidad de falla genérica.    

 

     La consecuencia de la falla se expresa en el eje horizontal, con una escala desde la  

“A” hasta la “E”. Cada escala equivale a un área afectada específica, tal como se 

describe a continuación: 

 

 Categoría A: área afectada menor o igual que 10 pies2 

 Categoría B : área afectada menor o igual a 100 pies2 

 Categoría C : área afectada menor o igual a 1.000 pies2 

 Categoría D: área af pies2 

 C

   Como puede observarse en la figura 2.6, en una matriz de riesgo se identifican 

respectivamente.  

ectada menor o igual a 10.000 

ategoría E: área mayor a 10.000 pies2.  

 

  

cuatro niveles de riesgo diferenciados en zonas de colores; la zona de color rojo 

corresponde al nivel de riesgo alto, mientras que las zonas de color naranja, amarillo 

y azul, corresponden los niveles de riesgo medio-alto, medio y bajo, 

 
Figura 2.6 Matriz de Riesgo  

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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2.2.19. Programa de Inspección Basada en Riesgo  

 

La Inspección Basada en Riesgos evalúa la condición del límite de presión para cada 

es conceptos: 

intervalos predeterminados para 

asegurar la integridad del equipo y del proceso. 

 proactivos. 

ayor con el seguimiento 

La

ins

 

• 

 

Esta metodología permite identificar los componentes que  más influyen en el riesgo 

 s esfuerzos de inspección, y 

equipo y recomienda los niveles de inspección y mantenimiento requeridos para 

asegurar la integridad mecánica, en base a los siguient

 

 Los equipos deben ser examinados en 

 

 Los factores que influencian la tasa de deterioro del activo se deben 

monitorear para determinar procedimientos e intervalos de inspección 

eficaces y

 

 La combinación de los intervalos de inspección m

apropiado de las actividades en operación constituye la base fundamental para 

un programa eficaz de inspección [9]. 

 

2.2.20. Beneficios de la aplicación de la metodología IBR en instalaciones de 

proceso 

 

 aplicación de la metodología IBR permite gestionar el mantenimiento de sus 

talaciones consiguiendo los siguientes beneficios: 

Facilitar la planificación del mantenimiento 

de la instalación, sobre los cuales habrá que focalizar lo
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definir, en cada caso, el alcance, la periodicidad y los métodos para su 

mantenimiento. 

 

• Aumentar la seguridad de la instalación 

uridad de la instalación, 

arantizando un alto nivel de integridad mecánica de los equipos y una reducción de 

identificación de los 

quipos que poseen un mayor riesgo, a cuyo mantenimiento se destinan mayores 

esfu

 

A

perso

aplic ibilidad de ampliar el periodo de inspección en 

a

 

• 

Uno

adminis

esfuerz ayor nivel de riesgo. 

 

 de la Inspección Basada en Riesgo 

ramente ocurre en el contexto 

operacional del activo, los resultados estarán fuera de la realidad. 

La aplicación de la metodología IBR aumenta la seg

g

los mecanismos de fallo posibles. Esto se consigue tras la 

e

erzos y recursos. 

dicionalmente la IBR, permite conseguir una reducción del riesgo sobre el 

nal de la instalación o sobre las contratas que realicen la inspección, si tras su 

ación se identifica la pos

quellos lugares que pueden resultar más peligrosos o en lugares de difícil acceso.  

Reducir los costos de mantenimiento e inspección 

 de los mayores atractivos que presenta la metodología IBR es que permite 

trar los recursos de mantenimiento e inspección, destinando los mayores 

os a aquellos equipos que presentan un m

2.2.21. Limitaciones

 

Un estudio IBR presenta las siguientes limitaciones o barreras: 

 

 Si la información no describe lo que verdade
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 El adiestramiento en el manejo de paquetes de computación utilizados para 

facilitar la implementación de la metodología IBR como el API-RBI Versión 

3.3.3, debe ser adecuado. 

 Se debe contar con asesoría técnica durante la realización del estudio, la 

validación de resultados y el establecimiento de las tareas que deben 

realizarse. 

 No analiza las partes o accesorios  internos de los activos. 

 Existe una amplia gama de riesgos que la metodología del IBR no puede 

stilación  

 

las fracciones livianas pertenecientes al crudo en distintos cortes, 

o, peso molecular y punto de ebullición. En su mayor 

arte el petróleo es refinado por destilación para producir productos como gas para 

stible, gasoil, asfaltos y productos especiales.  

s, algunos de ellos, tales como el kerosene y la 

gasolina, se pueden vender directamente al consumidor y así mismo, algunos de los 

reducir, tales como: errores humanos, desastres naturales, eventos externos, 

actos deliberados y  errores de diseño. 

 

2.2.22. De

La destilación es la primera etapa dentro de los procesos de refinación y su objetivo 

principal es separar 

basándose en las diferencias de puntos de ebullición.  

 

2.2.23. Importancia de la Destilación  

 

El petróleo crudo, tal como viene de los pozos, rara vez puede usarse directamente. El 

mérito del crudo consiste en los muchos productos que se pueden obtener de él en una 

refinería moderna. Se ha establecido que el petróleo crudo es una mezcla de muchos 

hidrocarburos que varían de tip

p

usos domésticos, gasolina para aviones y automóviles, kerosene, naftas, bases para 

lubricantes, aceite combu

 

    Muchos hidrocarburos puro
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productos destilados se utilizan para carga de alimentación a otras unidades de 

refinería. 

 

2.2.23.1. Descripción general de proceso de la Unidad de Destilación   

Atmosférica DA-1 

El crudo a separar, es bombeado hacia un tren de precalentamiento donde intercambia 

calor con productos destilados para alcanzar temperaturas cercanas a 250° F antes de 

gresar al desalador, donde se retiran agua y sedimentos. El crudo, previamente 

 

• Intercambiador de Calor 

Un intercambiador es el nombre genérico de un dispositivo mecánico, o equipo, 

diseñado para uyen a través 

el equipo. La función básica de los intercambiadores es la transferencia de energía 

térmica entre dos o más fluidos a diferentes temperaturas. El calor fluye como 

peratura, desde el fluido caliente hacia el frío a través 

e una pared de separación, la cual se denomina superficie o área de transferencia de 

gía térmica en un intercambiador de calor. 

    Existe una gran variedad de intercambiadores, pero los intercambiadores tubo y 

carcaza mostrados en la figura 2.7, es el que se utiliza comúnmente en la Planta DA-1 

in

desalado continúa precalentando hasta 440°F en otro tren de intercambiadores de 

calor antes de entrar a los hornos BA-1 y H-751, de donde emerge a 735-740°F. 

Parcialmente vaporizado pasa a la zona flash de la columna de destilación DA-1 

donde ocurre la separación física de cada una de las fracciones de acuerdo al punto de 

ebullición de las mismas. [21]  

2.2.23.2. Descripción de los equipos estáticos que operan en la Unidad de 

Destilación N°1 (DA-1) 

 

transferir calor entre dos o más corrientes de fluidos que fl

d

resultado del gradiente de tem

d

calor, es decir, no existe fuente de ener
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porque tienen bajo costo, son fáciles de limpiar y relativamente fáciles de construir en 

diferentes tamaños y pueden ser diseñados para presiones desde moderadas a altas, 

sin que varí

 

de tubo y carcaza consiste en un haz de tubos paralelos 

e sustancialmente el costo. 

     El intercambiador 

encerrados en un estuche cilíndrico llamado carcaza. En la figura 2.8 se muestran las 

diferentes partes de este tipo de intercambiador. 

 

 
Figura 2.7. Intercambiadores de calor tipo tubo-carcaza  

Fuente. Unidad de Destilación Atmosférica DA-1 PLC 

 

 

, R

 

 

 

 

 

 

 

Figura 2.8 Partes de un intercambiador del tipo tubo- carcaza 
Fuente: Refrigeración Industrial. www.refrigeracionindustrial.com (2005) 
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• Tambores 

Los tambores son contenedores metálicos de grandes dimensiones utilizados para 

almacenar sustancias tales como líquidos inflamables y combustibles [22]. Los 

tambores pueden ser horizontales o verticales, en la figura  2.9 se puede observar un 

jemplo de este último. 
 

e

 
Figura2.9 Tambor vertical FA-4 

Fuente: Unidad de Destilación Atmosférica DA-1, RPLC. 

 

• Hornos 

Un horno es un dispositivo en el que el calor es liberado y transferido directa o 

indirectamente a un sólido o masa de líquido con el fin de provocar un cambio físico 

o químico [23]. 

 

Dentro de la Unidad de Destilación DA-1, los hornos son equipos necesarios 

para producir calor y transferirlo al crudo que va a ser fraccionado en productos del 

petróleo. En términos de costos de refinación, los hornos son unos de los equipos más 

importantes del proceso. Actualmente, la Unidad DA-1 dispone de dos hornos, uno 

vertical y otro horizontal similares a los que se muestran en la figura 2.10 de manera 
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respectiva. Cuando se dice que un horno es horizontal o vertical se refiere a la 

disposición en que se encuentran los tubos por donde circula el crudo. 

 

 
Figura 2.10 Esquemático de tipos de hornos de tubos para crudo. 

Fuente: www.flargent.com/

 

 

• Horno BA-1 

Es un horno horizontal de tiro forzado con capacidad para vaporizar parcialmente 65 

MBD de crudo, cuya alimentación proviene del tren de precalentamiento, en la figura 

2.11 se puede observar una fotografía de éste. El horno BA-1 posee cuatro celdas las 

cuales constituyen la zona radiante, en donde gran parte del calor generado por la 

combustión, es cedido por radiación a la alimentación de crudo que fluye por los 

tubos que se encuentran a lo largo de las paredes y techos de las cuatro celdas. En la 

figura 2.12 se muestra un diagrama del horno BA-1, donde las zonas 1, 2, 3 y 4 

representan las celdas de radiación del horno [21]. 
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                       Figura 2.11 Horno horizontal BA-1 

LC 

 

Figura 2.12 Diagrama Horno BA-1 de la Planta DA-1 RPLC 
Fuente: Manual de operaciones de Refinería (2007) 

Fuente: Unidad de Destilación Atmosférica DA-1, RP
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• Horno H-751 

El horno H-751 mostrado en la figura 2.13, es un horno tipo vertical donde la cámara 

de combustión es el espacio abierto que está por encima de los quemadores. Este 

equipo no posee sección de convección y en su lugar se encuentra un cono radiante 

encargado de dirigir los gases calientes hacia los tubos con el fin de transferir calor al 

crudo que fluye por la zona más alejada de la llama. La carga máxima de H-751 es de 

12.000 BPD de crudo de 30-31° API, es utilizado normalmente para aumentar la 

capacidad de procesamiento de la Unidad DA-1 [21]. La figura 2.14 muestra un 

esquema de este horno. 

 

 

 
                     Figura 2.13 Horno Vertical H-751 

Fuente: Unidad de Destilación Atmosférica DA-1, RPLC 
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F ) 

Fuente: Nota Técnica A-1. PDVSA (2008) 

 

 

• Torre Fraccionadora 

La torre fraccionadora es un equipo en forma de cilindro vertical utilizado para  

separar componentes de una mezcla en fracciones basándose en la diferencia de 

volatilidad entre ellas. Contiene una serie de platos o bandejas que recolectan las 

fracciones separadas para su almacenaje, tal como se muestra en la  figura 2.15. La 

torre fraccionadora DA-1 mostrada en la figura 2.16, ubicada en la Refinería de 

Puerto La Cruz es una torre atmosférica, es decir, trabaja a una  presión ligeramente 

superior a la atmosférica. 

 
 

igura 2.14 Diagrama del Horno H-751 (Vista superior
 “Inspección Termográfica de los tubos del horno H-751, D
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 Figura 2.15 Detalles de las bandejas de una torre fraccionadora 
Fuente: KISTER, Henry. “Distillation Desing”. Primera Edición. Editorial MacGraw-Hill (1992) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 2.16 Torre de Destilación Atmosférica DA-1 
Fuente: Unidad de Destilación Atmosférica DA-1, RPLC
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CAPÍTULO III 

 METODOLOGÍA 
 

En este capítulo, como parte del proceso de investigación, se describen aspectos 

todología empleada en el desarrollo de las 

ctividades planteadas para el logro del objetivo de este trabajo. 

 

.1. Tipo de investigación 

ebe ser verificada en el área donde se presenta el problema planteado. 

ambién puede ser clasificada según los objetivos propuestos, como aplicada, 

porq alidad primordial la solución de un problema 

specífico mediante la implementación de actividades y recomendaciones que 

de precalentamiento, calentamiento y fraccionamiento de la Unidad de 

estilación DA-1, así como el personal que labora en la planta representado por 

eintiocho (28) personas. La muestra está conformada por treinta y siete (37) 

quipos, es decir, la población total de equipos menos el intercambiador EA-6 el cual 

característicos sobre las técnicas y me

a

3

 

La investigación según la estrategia aplicada se clasifica en documental, puesto que 

se apoya en un contexto teórico mediante la consulta y extracción de información de 

Normas Internacionales API 580/581/571, Normas Técnicas de PDVSA, textos 

relacionados con el tema en estudio, revistas, manuales,  guías de aplicación y 

cualquier otro tipo de material bibliográfico que sea útil para la documentación de la 

investigación; y de campo ya que gran parte de la información que sustenta el 

proyecto d

T

ue la investigación tiene como fin

e

modifiquen la problemática. 

 

3.2. Población y muestra 

 

La población está constituida por treinta y ocho (38) equipos estáticos que conforman 

los sistemas 

D

v

e
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se encuentra fuera de servicio y cinco (5) personas que trabajan directamente con los 

istemas involucrados en el estudio a los cuales se le realizaron encuestas no 

estructuradas, considerándose así una muestra no probabilística de tipo intencional.  

e realizaron inspecciones u observaciones directas para el obtener características 

refe  estructural y operativa de los equipos en 

studio; estado general de la Planta de Destilación y de otros aspectos que al no estar 

irecta puesto que se 

btuvo información de observaciones realizadas anteriormente por otras personas, tal 

 Entrevistas no estructuradas 

ada la complejidad de algunos aspectos involucrados en esta investigación, se 

recu

ingenie  La aplicación de esta técnica 

perm

validación de datos recolectados y el soporte de aspectos que no estaban claramente 

sust

 

 

 

s

 

3.3. Técnicas de recolección de datos 

 

 Observación 

 

S

rentes a la ubicación física, condición

e

registrados o documentados se tuvieron que verificar de manera visual en el área de 

trabajo. Bajo esta técnica también se manejó la observación ind

o

es el caso de las mediciones de espesores ejecutadas y registradas  por personal 

empresa. 

 

 

D

rrió al diálogo con personal calificado y con amplia experiencia en la industria; 

ros, técnicos, operadores y mantenedores.

itió la obtención de información que de otra manera seria difícil de conseguir; la 

entados. 
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3.4.

 

 ll  

 

Cris bles en Microsoft ® Excel. El uso 

de e

velocidad de corrosión de cada uno de los equipos estudiados a través de una técnica 

den

 

 

 

Un Software es un conjunto de aplicaciones, programas, instrucciones y reglas 

eas en una computadora [9].  

    A mienta software basada en la publicación API 

81, utilizada para evaluar el riesgo de equipos de proceso e identificar aquellos con 

 Análisis de recipientes a presión, tanques, hornos, intercambiadores de calor, 

e alivio de presión. 

 Tres niveles de análisis: cualitativo (Nivel I), semicuantitativo (Nivel II) y 

go por unidad de área, 

riesgo por unidad de área por año, riesgo financiero. 

 Técnicas de procesamiento de datos 

Crystal Ba

tal Ball es un software con aplicaciones ejecuta

sta herramienta computacional fue empleado en el cálculo automatizado de la 

ominada Simulación Monte Carlo. 

Software API-RBI Versión 3.3.3 

informáticas para ejecutar ciertas tar

 

PI-RBI Versión 3.3.3 es una herra

5

más alto nivel de riesgo.   

 

Características del Software API-RBI VERSION 3.3.3 

 

tuberías y dispositivos d

cuantitativo (Nivel II) 

 Planificación de la Inspección automatizada. 

 Valores de consecuencia expresados en términos de ries
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 Modelaje de consecuencias para varios fluidos y gases comúnmente 

encontrados en las industrias de refinación, petroquímica y de productos 

e riesgos financieros. 

 Transferencia de datos a partir del formato Excel para acelerar la entrada de 

 Módulos específicos para los diversos mecanismos de corrosión 

 de 

consecuencia, probabilidad y planes de inspección[20] 

lización de los esfuerzos de inspección y 

onalmente para la recopilación, organización, 

datos numéricos a fin de obtener datos más 

químicos. 

 Matriz de calificación cualitativa de riesgo. 

 Opciones de cálculo d

información. 

 Reportes de todos los escenarios de riesgo, matrices de riesgo, informes

 
3.5. Técnicas de análisis de datos 

 

 Inspección Basada en Riesgo 

 

Es una técnica de evaluación de riesgos de equipos estáticos basada en las Normas 

Internacionales API 580 /581 que permite la jerarquización de éstos en función al 

ayor nivel de riesgo asociado, para la focam

mantenimiento en las áreas que más lo requieran. 

 

 Técnicas Estadísticas 

 

Las técnicas estadísticas se usan tradici

presentación, análisis e interpretación de 

precisos que sirvan de base para toma de decisiones efectivas. 
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 Simulación Monte Carlo 

 

 

tapa 1: Revisión Bibliográfica 

ecientes a 

s sistemas en estudio. 

tapa se realizó el levantamiento informativo que define la condición actual 

e los sistemas y equipos a estudiar, dentro de esta etapa se encuentran las sub-etapas 

La simulación Monte Carlo es una técnica cuantitativa que hace uso de la estadística 

y los ordenadores para imitar, mediante modelos matemáticos, el comportamiento 

aleatorio de sistemas reales.  

 

3.6. Etapas de la investigación

 

Éste trabajo se llevó a cabo en siete etapas las cuales se describen a continuación: 

 

E

 

Esta etapa consistió en la revisión y recopilación de material bibliográfico (manuales 

técnicos, libros, revistas, trabajos de grado e Internet) con el fin de obtener 

información teórica necesaria referente al tema de investigación. 

 

Etapa 2: Diagnóstico del estado actual de los equipos estáticos    perten

lo

 

En esta e

d

que se describen a continuación: 

 

 Sistemas y equipos a estudiar 

 

En esta etapa se identificaron los equipos que pertenecen a los sistemas estudiados y 

se delimitaron los componentes o partes estructurales de los equipos estudiados bajo 

la metodología IBR. 
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 Recopilación de Datos 

 

Esta etapa consistió en la búsqueda de datos que definen las condiciones de diseño y 

operación de cada equipo en estudio, así como también, datos que se utilizaron para 

 evaluación del riesgo, tales como, datos de consecuencia, adelgazamiento, 

ción y sus efectividades. 

los equipos se identificaron los 

ecanismos de degradación que se pudieran presentar en los mismos. Para esta etapa 

teriales de R.P.L.C. El cumplimiento de esta etapa permitió la 

stimación de la probabilidad de falla de los equipos estáticos estudiados.  

intos equipos estáticos asociados a ambientes de industrias 

etroleras y petroquímicas a nivel mundial, como punto de partida para la estimación 

 al escenario real 

e estudio mediante factores modificadores. Por otro lado, la estimación de la 

consecuencia de falla se realizó igualmente a través del paquete computacional API-

la

corrosión externa, financieros, datos modificadores de probabilidad, fechas de 

inspec

 

Etapa 3: Identificar los mecanismos de degradación potenciales que causan el 

deterioro d los equipos y modifican la probabilidad de falla. 

 

De acuerdo a las condiciones de operación, sustancias almacenadas o transportadas y 

el tipo de material con el que fueron construidos 

m

fue fundamental la consulta de la Norma API 571 y el apoyo del Departamento de 

Corrosión y Ma

e

 

Etapa 4: Estimar la consecuencia y probabilidad de falla de los equipos en 

estudio. 

 

Una vez que se realizó el diagnóstico de los equipos y se identificaron los 

mecanismos de degradación, se ingresó toda la data recopilada al Software API- RBI 

Versión 3.3.3. Este paquete computacional utiliza una base genérica de frecuencias de 

falla recopiladas para dist

p

de la probabilidad de falla, luego, estas probabilidades se ajustaron

d
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RBI Versión 3.3.3 que contiene modelos matemáticos ya validados tanto para el 

cálculo de cantidades, tasas y duración de descarga de sustancias combustibles, 

inflamables y tóxicas como para, afectación de integridad física de personas e 

instalaciones. 

 

Etapa 5: Generar la matriz de riesgo utilizando el Software API-RBI Versión 

3.3.3 

 

Una vez obtenidas las estimaciones de probabilidad y consecuencia de falla de cada 

uno de los equipos en estudio, se emitieron los resultados de forma  gráfica en una 

matriz de riesgo generada por el Software API-RBI Versión 3.3.3, en la cual 

quedarán clasificados cualitativamente los equipos según su nivel de riesgo, en 

categorías de alto, medio-alto, medio y bajo riesgo. 

 

Etapa 6: Elaborar los planes de mantenimiento de los equipos estáticos según el 

nivel de riesgo. 

 

Una vez categorizados los equipos, se elaboraron los planes de mantenimiento 

adaptando las actividades y frecuencias de mantenimiento al nivel de riesgo resultante 

y a los mecanismos de degradación potenciales de éstos, contribuyendo así a la 

administración de tiempo y dinero en las paradas programadas de mantenimiento 

mayor. Para esta etapa se utilizaron tanto las recomendaciones arrojadas por el 

Software API-RBI Versión 3.3.3 como las normas para inspecciones de equipos 

estáticos de PDVSA, tomando en cuenta la planificación de paradas programadas por 

parte de la organización.  

 

Etapa 7: Redacción y presentación del trabajo de investigación 
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En esta etapa se redacto y est rmación recopilada durante la 

investigación, obteni vos propuestos.  De 

ual forma se emitieron recomendaciones para la implantación de los planes de 

ente. 

ructuró toda la info

éndose conclusiones asociadas a los objeti

ig

mantenimiento propuestos, siguiendo los lineamientos establecidos y exigidos por la 

Universidad de Ori

 

 



 

 

CAPÍTULO IV 

 DESARRO EL TRABAJ
 

4.1. Diagnóstico del estado actual de los equipos estáticos de la unidad de 

destilación DA-1 

 

4.1.1. Sistemas y equipos es  

 

Los sistemas de precalenta alentamiento y fraccionamiento representan el 

corazón de la Unidad de Destilación DA-1, ya que son los que proporcionan la 

preparación preliminar del crudo a las condiciones específicas necesarias para que el 

fraccionamiento pueda llevarse a cabo.  

 

     Dada las condiciones operacionales y funcionales, estos tres sistemas fueron 

ident  más cuerdo a un anális orado 

n el año 2007 por la Ingeniero Beatriz Brito del Departamento de Confiabilidad de 

a consideraciones distintas en el estudio; 

or ejemplo, en el caso de los intercambiadores se estudiaron los componentes casco 

y ca

según la diversidad de fluidos que puedan manejar como es el caso de la torre de 

dest , y se 

clas

estudio tivos códigos de 

iden

 

 

LLO D O 

tudiados

miento, c

ificados como los críticos de a is de criticidad elab

e

Refinería P.L.C. Cada sistema está compuesto por un conjunto de equipos los cuales 

fueron estudiados  por componentes como recomienda la norma API581, debido a 

que manejan distintos fluidos y ello implic

p

nal, las torres o tambores se estudiaron por tope y fondo o en más componentes 

ilación; y los hornos se evaluaron los tubos de radiación y convección

ifican según el tipo de material.  Cada uno de los equipos comprendidos en este 

 que pueden observarse en la tabla 4.1, con sus respec

tificación. 
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Tabla 4.1 Sistemas y equipos estáticos contemplados en la Unidad DA-1 

Sistema Código Tipo de equipo 
EA-4 
EA-6 
EA-17 
EA-24 

ambiador Interc
Precalentamiento 

FA-4 Tambor 
EA-11 A 
EA-11B 
EA-11 C 
EA-11 D 
EA-11 E 
EA-11 F 

Intercambiador 

FA-8 
FA-9 
FA-12 
FA-13 

Tambor 

Horno BA-1 

Calentamiento 

Horno H-751 
Horno 

Fraccionamiento Torre DA-1 Columna Destilación 
 

     inspección visual da en la Unidad Destiladora  pe

los siguientes aspectos de los equipos estáticos e s si r

ca miento y fraccion  de cr

 

El intercambiador EA-6 se encuentra fu

tomará en cuen estudi

El resto de los e ático ncuen  en con  op

Los s no  evid  exter e daño res de corrosión y 

se encuentran p debid nte co ubri

 El aislam requieren, se encuentran en buenas 

condiciones y debidamente enchaquetados. 

 

La 

lenta

 realiza  DA-1 rmitió observar 

n lo stemas de p ecalentamiento, 

amiento udo: 

 

 

 

era de servicio por lo tanto no se 

ta para el o. 

quipos est s se e tran dición erativa. 

equipo  presentan encia na d s mayo

rotegidos ame n  rec mientos. 

iento de los equipos que lo 
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     Sin embargo, aunque los equipos se observan buenas condiciones externas, no es 

at e q se l condi ipo 

no queda definida por esta descripción in  ade a in es 

suficiente para cuantificar y caracterizar el riesgo

4.1.2. Características de los equipos estáticos de los sistemas de 

precalentamiento, ca y

 

Como parte del diagnóstico, se recopilaro s ca sticas es 

funcionan los equipos actualmente. A continuación se presenta en la tabla 4.2, un 

resumen de las condiciones operacionales prin les y teriales de construcción 

de los equipos estáticos evaluados. 

 

T  4. ct cio  de ipos  en e 

Precalent o,  y f onam o. 

un indic ivo d ue estos no po an deterioro, por o tanto, la ción del equ

icial, más, est formación no 

 asociado a éstos. 

 

lentamiento  fraccionamiento de la DA-1. 

n la racterí  bajo las cual

cipa los ma

abla 2 Cara erísticas opera nales equ estáticos los  sistemas d

amient calentamiento racci ient

EQUIPO TAG COMPONENTE T.O (ºF) P.O (PSIG) SERVICIO MATERIAL 

FA-4 udo Cuerpo 256 19 Cr Acero al Carbono 
FA-8  0 pano  Cuerpo 115 14 Pro Acero al Carbono 
FA-9  70 atural o  Cuerpo 135 Gas N  Acero al Carbon
FA-1 70 atural2 Cuerpo 112 Gas N  Acero al Carbono T

am
bo

re
s 

FA-13 Cuerpo 135 70 Gas Natural o  Acero al Carbon
Casco (C) 400 60 Diesel  Acero al Carbono EA-4 
Canal (T) 151 189 Crudo Acero al Carbono 
Casco (C) 360 88 Diesel  Acero al Carbono EA-17 
Canal (T)  121 202 Crudo Acero al Carbono 
Casco (C) 370 54 Diesel  Acero al Carbono EA-24 
Canal (T)  180 151 Crudo Acero al Carbono 
Casco (C) 699 160 Residual Acero al Carbono In

te
rc

a

EA-11A 
Canal (T) 435 280 Crudo Acero al Carbono 

m
bi

ad
or

es
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Continuación de la tabla 4.2 

EQUIPO TAG COMPONENTE T.O (ºF) P.O (PSIG) SERVICIO MATERIAL 

Casco (C) 510 160 Residual Acero al Carbono EA-11B 
Canal (T) 435 280 Crudo Acero al Carbono 
Casco (C) 699 160 Residual Acero al Carbono EA-11C 
Canal (T) 435 280 Crudo Acero al Carbono 
Casco (C) 510 160 Residual Acero al Carbono EA-11D 
Canal (T) 435 280 Crudo Acero al Carbono 
Casco (C) 388 289 Crudo Acero al Carbono EA-11E 
Canal (T) 475 140 Residual Acero al Carbono 
Casco (C) 410 282 Crudo Acero al Carbono 

In
te

rc
am

bi
ad

or
es

 

EA-11F 
Canal (T) 475 146 Residual Acero al Carbono 

DA-1 Cuerpo-Tope 232 15 Gas Comb. Acero al Carbono 
DA-1 Cuerpo-Nafta 305 14 Nafta Acero al Carbono 
DA-1 Cuerpo -Jet 365 15 Jet A-1 Acero al Carbono 
DA-1 Cuerpo-Diesel 1 480 16 Diesel  Acero al Carbono 
DA-1 Cuerpo-Diesel 2 480 16 Diesel  Acero al Carbono 
DA-1 Cuerpo-Gasóleo 680 17 Gasóleo Acero al Carbono T

or
re

 D
es

til
ad

or
a 

DA-1 Cuerpo-Fondo 700 15 Residual Acero al Carbono 
BA-1 Tubos- radiación 2000 145 Crudo ASTM A-213 T5 
BA-1 Tubos- radiación 1440 145 Crudo ASTM A-213 T7 
BA-1 Tubos- radiación 3560 145 Crudo ASTM A-213 T9 
BA-1 Tubos- convección 2011,44 20 Crudo ASTM A-106 B 
BA-1 Tubos- convección 1144,34 20 Crudo ASTM A-335 P11 
BA-1 Tubos- convección 594,8 20 Crudo ASTM A-335 P5 T

ub
os

 d
e 

H
or

no
s 

H-751 Tubos- convección 4752 167 Crudo ASTM A-200 T-7 
 

     Los componentes casco y canal de los intercambiadores de calor, serán designados 

con los subíndices “C” y “T” respectivamente tal como se muestra en la tabla 4.2.  

 

     El anexo A, presenta las tablas con el total de los datos recopilados en el 

diagnóstico según la historia de fallas e inspección, datos basados en condición y 

datos técnicos. Ésta data será utilizada para la aplicación de la metodología IBR en la 

estimación de probabilidades de falla y consecuencia, necesarias para la 

cuantificación del riesgo de los equipos. 
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 4.2. Identificación de los mecanismos de degradación potenciales  

  

Actualmente los equipos estáticos de los sistemas de precalentamiento, calentamiento 

poseen sistemas de monitoreo 

en línea para la determinación de los mecanismos de degradación, por lo tanto, éstos 

el tipo de 

uido manejado en el proceso, registradas en la tabla 4.2. A continuación, se definen 

la probabilidad de 

lla de los equipos pertenecientes a los sistemas de precalentamiento, calentamiento 

algunos intercambiadores como los EA-11 por sus elevadas 

y fraccionamiento de la Unidad de Destilación Nº1 no 

se identificaron con el apoyo de estudios realizados por PDVSA INTEVEP, la Norma 

API 571 y la opinión de expertos del Departamento de Corrosión y Materiales de la 

Refinería Puerto La Cruz. 

 

     Para la identificación de los mecanismos de degradación, es necesario el 

conocimiento de la temperatura de operación,  el material de construcción y 

fl

los mecanismos de degradación potenciales que pueden afectar 

fa

y fraccionamiento. 

 

4.2.1. Mecanismos de degradación en intercambiadores de calor y tambores 

 

El crudo manejado por estos equipos posee impurezas como compuestos de azufre y 

compuestos de ácidos orgánicos que pueden reaccionar  con el acero al carbono y a 

temperaturas por encima de los 350 ºF, activando mecanismos de adelgazamiento por 

sulfidación y corrosión por ácidos nafténicos. Otros mecanismos de degradación 

importantes que se activan son: la corrosión bajo depósito y corrosión- erosión, éstas 

se dan a menores temperaturas tal es el caso de los tambores, pero como estos 

mecanismos no se encuentran considerados directamente por la metodología IBR, se 

asumieron como desconocidos en aquellos equipos afectados por ellos. Los equipos 

EA-4 T, EA-17 T, EA-24 T, FA-8, FA-9, FA-12 y  FA-13,  pueden ser afectados por 

corrosión externa, ya que su temperaturas de operación se encuentran entre un rango 

de -10ºFy 250º F y 
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temperaturas de operación están sujetos al mecanismo de degradación HTHA el cual 

se describe a continuación en la sección 4.2.3. 

o a la disolución de ácidos y sales altamente corrosivas en el agua que 

e condensa (corrosión por ácido hidroclorhídrico), mientras que,  el fondo de la 

ógeno a altas temperaturas (HTHA). La ocurrencia de 

xidación en la parte externa de los tubos de radiación del los hornos se activa como 

elevadas temperaturas, mientras que, la ocurrencia de HTHA se 

esto a una el al de hidrógeno a 

altas tem ras. ar portante es la 

termofluencia por un  servicios que 

m jan eratu y  de puntos 

ca tes ado tu ue o incidencia 

directa de la llama e  material 

tiende a elo se p en  debido a 

la alta te ura an esor que 

conlleva a la ruptura. 

 

4.2.2. Mecanismos de degradación en la torre DA-1 

 

El tope de la torre es susceptible a corrosión a bajas temperaturas, por la presencia de 

cloruros debid

s

torre de destilación DA-1 y el resto del cuerpo de ésta es susceptible a 

adelgazamiento por sulfidación y corrosión por ácidos nafténicos debido las altas 

temperaturas, el contenido de azufre y ácidos nafténicos en la alimentación. 

 

4.2.3. Mecanismos de degradación de los hornos BA-1 y H-751 

 

Los hornos de crudo son susceptibles a presentar varios tipos de mecanismos de 

degradación a elevadas temperaturas. Los más comunes son adelgazamiento por 

oxidación y ataque por hidr

o

consecuencia de la descomposición del vapor en hidrógeno y oxígeno sobre la 

superficie metálica a 

produce en el acero al carbono expu evada presión parci

peratu  Sin emb go, el mecanismo de degradación más im

que es o de los problemas más comunes en

ane

lien

temp ras mu elevadas. Ésta ocurre por la generación

 localiz s en los bos del horno  debido a depósitos de coq

 de los qu madores. En estas zonas de puntos calientes, el

ngar lásticam te a niveles de esfuerzo de fluencia muy bajos

mperat , ocasion do abultamiento de los tubos y pérdida de esp
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4.2.4. Meca o d

 

La norm 81 e, por SCC 

(Stress Corrosion Cracking)  tensión. 

La susceptibilidad se terial, la 

dureza trés ta d a este 

mecanism

 

    pes ue l eria s suficientes 

de baja r cia, ose  alta dureza 

y altas te s L n las 

soldaduras aumen ce el material de 

co rucc el co nte ión y el medio 

am ente roce tie tración”, debe 

ev arse scep d p inuación, en la 

tabla 4.3 esen esu n identificados 

para cada equipo estudiado. 

 

Tabla 4.3 a  de de e los 

sistemas e ud

nism  de degra ación común para todos los equipos 

a API 5  establec  que todos los equipos deben ser considerados 

o lo que es lo mismo decir, agrietamiento bajo

al SCC  debe principalmente a dos parámetros del ma

y el es . La al dureza del acero aumenta la susceptibilida

o.  

  A ar de q os mat les de los equipos estudiados tienen nivele

esisten éstos p en soldaduras que pueden contener zonas de

nsione residuales. a alta resistencia a la tracción residual asociada co

ta la sus ptibilidad a SCC. Adicionalmente, si 

nst

bi

alu

ión d mpone es acero al carbono o acero de baja aleac

 de p so con ne H2S y agua en “cualquier concen

 la su tibilida or agrietamiento bajo tensión.  A cont

 se pr ta un r men de los mecanismos de degradació

 Mec nismos gradación identificados para los equipos estáticos d

n est io. 

Equipo TAG Componente Mecanismos identificados 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC 
EA-4 

Canal(T) Adelgazamiento (Desconocido); corrosión externa, SCC 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC 
EA-17 

Canal(T) Adelgazamiento (Desconocido); corrosión externa, SCC 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización), SCC 
EA-24 

Canal(T) Adelgazamiento (Desconocido); corrosión externa, SCC 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 
EA-11A 

Canal(T) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 

In
te

rc
am

bi
ad

or
es

 

EA-11B 
Canal(T) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 
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Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 
EA-11C 

Canal(T) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 
EA-11D 

Canal(T) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 
EA-11E 

Canal(T) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 

Casco (C) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 
EA-11F 

Canal(T) Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC; HTHA 

FA-4 Cuerpo Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); corrosión externa, SCC 

FA-8 Cuerpo Adelgazamiento (Ácido Hidroclorhídrico), corrosión externa, SCC 

FA-9 Cuerpo Adelgazamiento (Desconocido); corrosión externa, SCC 

FA-12 Cuerpo Adelgazamiento (Desconocido); corrosión externa, SCC T
am

bo
re

s 

FA-13 Cuerpo Adelgazamiento (Desconocido); corrosión externa, SCC 

DA-1 Cuerpo-Tope Adelgazamiento (Ácido Hidroclorhídrico), corrosión externa, SCC 

DA-1 Cuerpo-Nafta Adelgazamiento (Ácido Hidroclorhídrico), SCC 

DA-1 Cuerpo -Jet Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC 

DA-1 Cuerpo 
Diesel 1 Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC 

DA-1 Cuerpo 
Diesel 2 Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC 

DA-1 Cuerpo 
Gasóleo Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC T

or
re

 D
es

til
ad

or
a 

DA-1 Cuerpo 
Fondo Adelgazamiento (Sulfidación y Naftenización); SCC 

BA-1 Tubos- 
Radiación Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

BA-1 Tubos- 
Radiación Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

BA-1 Tubos- 
Radiación Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

BA-1 Tubos- 
Convección Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

BA-1 Tubos- 
Convección Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

BA-1 Tubos- 
Convección Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

BA-1 Tubos- 
Convección Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 

T
ub

os
 d

e 
H

or
no

 

H-751 Tubos- 
Radiación Adelgazamiento (Oxidación), HTHA, termofluencia 
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4.3. Estimación de consecuencia y probabilidad de falla utilizando el software 

API-RBI VERSIÓN 3.3.3 

 

Una vez recopilada toda la información de los equipos referente a condiciones de 

peración y diseño, historiales de inspección, datos técnicos y mecanismos de 

degradación; se descargaron las mismas en una hoja bajo formato  Excel, como la 

mostrada  ingresa 

la identificación y tipo de equipo, información de diseño y operación (temperatura y 

ste procedimiento toda la 

información de los equipos quedará registrada en la base de datos del software y no 

será necesario introducir cada uno de los valores en las ventanas de evaluación del 

mism

 

o

 en la figura 4.1. En esta figura se observa solo un extracto donde se

presión).  

 

     De esta manera se agiliza el proceso de ingreso de la data al Software API-RBI 

versión 3.3.3, exportando el archivo al programa. Con e

o. 

 
Figura 4.1. Hoja bajo formato Excel para recolección de data de los equipos 

requerida por el Software API-RBI versión 3.3.3 
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    Una vez exportada la data, se crea el archivo y se inicia el “Programa”. Para 

accesar a los módulos de evaluación, se selecciona la opción “Data Entry Level 3” 

marcada en un ovalo rojo tal como se muestra la ventana de la figura 4.2. Este  nivel 

posee un enfoque cuantitativo y ofrece un estudio detallado en el análisis de riesgo. 

 

 
Figura 4.2 Ventana de inicio del Software API-RBI Versión 3.3.3 

 

    Inmediatamente al ingresar al módulo del nivel 3 (Data Entry Level 3), el 

rograma presenta una ventana operativa como la mostrada en la figura 4.3, en la cual 

 Datos de Equipos (Equipment Data) 

 Datos de Probabilidad (Likelihood Data) 

p

se puede observar dentro del óvalo rojo, los módulos de evaluación disponibles en el 

software API-RBI versión 3.3.3 y se pueden clasificar en: 
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 Datos de Consecuencia (Consequence Data) 

 Datos de Riesgo Financiero (Financial Risk) 

 Datos de Factores de Modificación (Modification Factors) 

 

 
Figura 4.3 Módulo de datos de los equipos 

 

abla A-1 de anexo A y se empleó 

omo base en los cálculos de cada uno de los módulos siguientes.  

 

4.3.1. Modulo de Datos de Equipo 

 

Los recuadros de color amarillo en la  figura 4.3, representan los datos que son 

necesarios ingresar al módulo de “Datos de Equipos”.  Esta información es particular 

para cada equipo, lo cual permite caracterizarlos. La data introducida al programa, 

correspondiente a éste módulo, se enlistó en la t

c
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     A continuación, para mejor compresión y entendimiento del funcionamiento del 

Software, los módulos siguientes serán explicados utilizando como muestra de 

estudio el intercambiador EA-11 D C. 

 

4.3.2. Módulo de Datos de Probabilidad 

 

La probabilidad de falla de los equipos, se encuentra modificada por la efectividad en 

la detección y control de mecanismos de degradación durante las últimas 

inspecciones realizadas; el tipo de mecanismo que influye en el deterioro de la 

paredes contenedoras de los equipos y la velocidad con que progresa el deterioro (tasa 

o velocidad de corrosión).El módulo de probabilidad, tiene un enlace a los sub-

módulos técnicos de mecanismos de degradación: Thinning (adelgazamiento), 

External (corrosión externa), SCC (corrosión bajo tensión), HTHA (ataque por 

hidrógeno a altas temperaturas), Furnace (horno), Brittle Fracture (fractura frágil), 

Piping Fatigue (fatiga de tuberías) y Linning; y un enlace al sub-m dulo de historial 

de insp

 

ó

ección, tal como se señala en los óvalos rojos de la figura 4.4. 
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Figura 4.4 Módulo Técnico para estimación de probabilidad 

 

     Para el caso del Intercambiador EA-11DC, los sub-módulos de probabilidad 

aplicables son adelgazamiento, SCC y HTHA según la tabla 4.3. 

.3.3. Sub-módulo de historial de inspección 

 

4

 

En éste sub-módulo, tal como se muestra en la figura 4.5, se ingresaron las fechas de 

las seis (6) inspecciones más recientes realizadas al equipo EA-11 DC y las 

efectividades correspondientes a esas inspecciones según recomendación del software 

API-RBI (Ver tabla de datos A-3 en el anexo A.)  

 

     Cada tipo de mecanismo de degradación aplicable al equipo en estudio, posee un 

módulo de historial de inspección ya que se pretende registrar datos que indiquen si 

las inspecciones realizadas son capaces o no, de detectar cada mecanismo específico.   
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Figura 4.5 Sub-módulo de historiales de inspección por adelgazamiento  

 

     Luego que la data está cargada, el programa calculó automáticamente el número 

de inspecciones equivalente a la información ingresada, de la siguiente forma: 

 

 El equipo posee tres (3) inspecciones tipo A, una (1) D y dos (2) tipo E, tal 

 Cada categoría de efectividad tiene asignada una ponderación por la norma 

API 581, de esta manera A=1, B=0.5, C=0.25, D= 0.125 y E=0 

 

Por lo tanto el número de inspecciones equivalente será la sumatoria de 

ponderaciones para cada categoría, tal como se muestra a continuación 

como se muestra en la figura 4.5. 

 La categoría de efectividad A  según la norma API 581 significa una 

inspección de alta calidad que detecta eficazmente un mecanismos de 

deterioro, de esta manera en las categorías B, C, D y E las inspecciones van 

decreciendo en calidad. 
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                               Ec.4.1 

 

 A 

 

     La categoría ad equivalente se a  como la mayor registrada, es 

decir, la categoría A, por lo tanto el equipo tiene 3.125 inspecciones tipo A. Este 

resultado se puede observar en los recuadros azules de la figura 4.5. La inspección 

equivalente es utilizada para la estimación del factor de daño por adelgazamiento de 

los equipos el cual influye en la probabilidad de  a fallar, tal como se muestra a 

continuación. 

 

 

4.3.4. Módulos Técnico de Adelgazamiento 

 

Este módulo establece un subfactor de módulo técnico (modificador de frecuencia de 

falla) para equipos sometidos a daños causados por mecanismos que resultan en 

delgazamiento, bien sea general o localizado. Un adelgazamiento generalizado es 

quel que se presenta de manera uniforme en la pared del equipo mientras que el 

or una apreciación basada en la 

de efectivid sume

 éstos

a

a

localizado se da en zonas determinadas en forma de picaduras.  

 

     Como se puede observar en la figura 4.6 dentro del óvalo rojo, el módulo de 

adelgazamiento requiere como dato principal, la tasa o velocidad de corrosión del 

equipo, para lo cual  se presenta la alternativa de estimar, medir o calcular dicho 

valor. Un valor estimado está representado p

experiencia de personal experto, el valor medido está basado en las mediciones de 
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espesor realizadas en campo y el valor calculado es aquel que se estima mediante los 

módulos técnicos integrados al programa.  

 

     Para esta investigación la tasa de corrosión se ingresó en calidad de medida porque 

se contó con un historial de mediciones de espesor realizadas en campo de cada uno 

de los equipos. Sin embargo, debido a que, en las paradas de mantenimiento mayor, 

se recubren los equipos (se pintan), la marca de referencia del punto de medición de 

espesor se borra, creando la incertidumbre de si la medición se realizó o no, en el 

mismo punto para cada inspección. Recordando que la tasa de corrosión se obtiene 

comparando los espesores de una fecha antigua con una fecha actual en un tiempo de 

años transcurridos, sería errado comparar el espesor de dos puntos distintos, ya que 

éstos pueden tener comportamientos diferentes en cuanto a la degradación.  

 

 
Figura 4.6 Sub-módulo para estimación del factor de adelgazamiento 
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     Debido a la incertidumbre planteada, se utilizó la herramienta Crystal Ball, en la 

cual se realizaron simulaciones bajo el método de Monte Carlo, a fin de que,  bajo las 

suposición de mediciones se realizadas en puntos distintos de la pared del equipo, se 

logre encontrar una tasa de corrosión general representativa para todo el componente 

evaluado, lo cual se traduce en una reducción de la incertidumbre. 

 

 

     Po tró la 

formación de espesores de pared en milímetros mostrada en la tabla 4.4 tomadas en 

r ejemplo, para el caso particular del intercambiador EA-11 DC, se regis

in

los años  2001 y 2007.  

 

Tabla 4.4 Espesores medidos para el intercambiador EA-11 D C 

AÑO 2007 2001 
8,52 9,2 
8,55 9,2 
8,66 9,5 
8,9 10 

9,14 10 
9,26 10 
9,75 10 
9,76 10 
9,99 10,2 

- 10,2 
- 10,2 
- 10,4 
- 10,4 
- 10,5 
- 10,5 
- 10,6 
- 10,9 
- 10,9 

ESPESORES (mm) 

- 10,9 
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     Al ingresar los valores de espesores de la tabla 4.4 a la herramienta Crystal Ball 

mediante la expresión que rige el cálculo de la tasa de corrosión (Ver ecuación 2.1 de 

la sección 2.2.9 Capítulo 2), simula todos los posibles escenarios de combinaciones 

entre espesores realizando hasta 10.000 iteraciones (mientras más iteraciones más 

preciso es el resultado) arrojando la gráfica de la figura 4.7, la cual representa una 

istribución desconocida de los datos de salida. 

   Crystal Ball, posee una galería de distribuciones probabilísticas que son 

omparadas de manera automática con la distribución desconocida, retornando otra 

antalla (figura 4.8), con la distribución conocida que “más” se asemeja a la 

istribución de los datos ingresados, en este caso particular corresponde a una 

distribución

d

  

c

p

d

 Weibull. 

 
Figura 4.7 Distribución desconocida ajustada a los valores de tasa de corrosión 

(valores de salida) 
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Figura 4.8 Distribución probabilística que más de ajusta a los valores de salida  

ribución probabilística 

justada a la realidad mostrada en la figura 4.9 

 

     Como se puede observar en la figura 4.8 la distribución está comprendida en un 

rango de -0.30 a 0.70 mm/año, pero como no existen valores de velocidad de 

corrosión negativos, la distribución se debe delimitar en un rango de valores reales 

comprendido de  0 a 0.70 mm/año, obteniendo entonces la dist

a

 

 
Figura 4.9 Distribución probabilística acotada en rango de valores reales 
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     El valor de la media (0.24 mm/año) observado dentro del óvalo rojo en la figura 

4.9 es el valor de interés, es decir, la tasa de corrosión representativa del equipo EA-

11D C as de 

pulgadas (mpy) para ser ingresado en el módulo técnico de adelgazamiento, siendo 

la totalidad de los datos ingresados 

al módulo de adelgazamiento. 

   Una vez que se obtuvo la tasa de corrosión del equipo, se calculó el factor de daño 

 el espesor de pared (t) tal como se muestra a continuación: 

. Cabe destacar que el valor obtenido se transformó a unidades de milésim

9.45 mpy el valor final. En la tabla A-2 del anexo A, se pueden observar las tasas de 

corrosión obtenidas para cada equipo estudiado y 

 

  

por adelgazamiento, en base a una fracción equivalente de pérdida de espesor de 

pared (ar/t) determinada a partir del tiempo de servicio del equipo (a), la tasa de 

corrosión (r) y

 

Datos: 

a= 2009-1985 = 24 años 

r= 0.00945 plg/año 

t = 0.500 plg 

                                            0.45
0.500
(0.00945)*(24)ar/t = =                                 Ec.4.2 

 

 

     Con este valor y el número de inspecciones equivalente determinado en el módulo 

de historial de inspección de la figura 4.5,  se ingresa a la tabla 4.5 (abstracto de la 

tabla original), donde se obtiene el subfactor del módulo técnico indicado en el óvalo 

rojo, el cual representa el factor de daño del equipo debido al mecanismo de 

adelgazamiento de pared. 
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Tabla 4.5. Subfactores de módulo técnico de adelgazamiento 

1 Inspección 2 Inspecciones 3 Inspecciones 4 Inspecciones 

Efectividad de 
Inspección 

Efectividad de 
Inspección 

Efectividad de 
Inspección 

Efectividad de Inspecciónar/t Sin 
inspección 

D C B A D C B A D C B A D C B A 

0.30 650 550 400  200  30  400 200 40  4  320 110 9  2  240  50  4  2  

0.35 750 650 550  300  80  600 300 80  10 540 150 20  5  440  90  10  4  

0.40 900 800 700  400  130 700 400 120  30 600 200 50  10  500  140  20  8  

0.45 1050 900 810  500  200 800 500 160  40 700 270 60  20  600  200  30  15  

0.50 1200 1100 970  600  270 1000 600 200  60 900 360 80  40  800  270  50  40  

0.55 1350 1200 1130  700  350 1100 750 300  100 1000 500 130 90  900  350  100  90  

0.60 1500 1400 1250  850  500 1300 900 400  230 1200 620 250 210  1000  450  220  210  

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

     El subfactor de módulo técnico (SFMT) es 20, pero este valor debe ser modificado 

por un factor de seguridad por sobrediseño: 

 

  permitidaCorrosiónactualespesor
osobrediseñ

−
  

actualespesordeFactor =       Ec.4.3

 

 

 
 

 
 

     Según la norma  581,  factor obre-d o se encuentra dentro del rango 

1.0 a 1.5 el factor de corrección será 1, de lo contra , si es m yor a 1.5 el ajuste será 

0.5. Este 

API si el  de s iseñ

rio a

factor se multiplicará al sub-factor obtenido, tal como sigue: 
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     Este resultado puede ser observado en la figura 4.4 en la columna azul identificada 

omo damage factor en el recuadro correspondiente a Thinning (adelgazamiento) y 

en erecha 

entificado como thinning factor (factor de adelgazamiento). 

n en un adelgazamiento progresivo del material. Los casos 

ás graves de daño externo involucran la corrosión bajo aislamiento. Este tipo de 

dañ ad o contaminación en la parte 

inte uipo. Este módulo es aplicable a equipos 

con F y 250 ºF según la norma API 571, por lo 

tanto, como el intercambiador EA-11DC propuesto como ejemplo opera a una 

ódulo para otro equipo. 

c

 la columna azul  de la figura 4.6 en el recuadro de la esquina inferior d

id

 

 

4.3.5 Módulo de Corrosión Externa 

 

    Este módulo establece un subfactor de módulo técnico para equipos sometidos a 

daños externos que resulta

m

o es difícil de detectar y ocurre por la humed

rna, entre el aislamiento y la pared del eq

 temperaturas de operación entre 10º

temperatura de 510 ºF tal como se muestra en la tabla 4.2; no es afectado por el 

mecanismo de corrosión externa, sin embargo, a modo de muestra en la figura 4.10 se 

presenta la ficha de datos correspondiente a este m
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Figura 4.10 Sub-módulo para estim factor de corrosión externa. 

    La ódulo se encuentra en la tabla A-4 del anexo A, 

de m amiento.  

4.

 

Este módulo calcula un subfactor de módulo técnico (modificador de la probabilidad 

de falla) de equipos sujetos a este tipo de daño o que se sospeche que puede estar 

sujeto a este.  

 

     El primer factor que se debe determinar es la susceptibilidad del equipo a sufrir 

daños por este mecanismo. Previa consulta con personal experimentado del 

Departamento de Corrosión y Materiales de la Refinería Puerto La Cruz, se predijo 

ación del 

 

 información ingresada a este m

anera similar al módulo de adelgaz

 

3.6 Módulo de agrietamiento por corrosión bajo tensión (SCC) 
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una susceptibilidad baja (low) para SSC (Sulfide Stress Cracking), tal como se 

observa dentro de los óvalos rojos de la figura 4.1. 

 

    La última fecha de inspección por SSC se llevo a cabo en la parada programada del 

1/12/2007 y actualmente no se realizan pruebas de hidrógeno (Hydrogen Probes) ni 

pose se 

seleccionan estas opciones en la ven  la figura 4.11. El 

factor por SCC se obtiene seleccionando un factor pre r del 

ingresando el índ biador 

C, el factor es 1 o se m

2

e sistemas de monitoreo (Key Process Monitoring), por lo tanto no 

tana operacional del software de

limina la tabla 4.6 

ice de gravedad o susceptibilidad. Para el caso del intercam

EA-11 D , com uestra r ltado en la mesa isma tabla. 

 

 
Figura 4.11 Sub-módulo para estimación del factor de SCC 
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Tabla 4.6. Subfactores de SCC según el índice de gravedad o susceptibilidad 

Mecanismos de degradación por SCC  
Susceptibilidad 

Cáustico Amin Carbo o SSC, 
HSC-HF 

HIC/ 
SO

ClS  PTa nat CC A 
HIC 

Alta 5000 1000 1000 100 100 5000 5000 

Media 500 100 100 10 10 500 500 

Baja 50 10 10 1 1 50 50 

Ninguna 1 1 1 1 1 1 1 
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

     Luego, este factor debe ser ajustado por un factor dependiente del tiempo que lleva 

el equipo sin ser inspeccionado por SSC. Puesto que han pasado dos

ltima inspección, el factor SCC final será:  

            

 (2) años desde la 

ú

     Ec.4.4 

 

 
 

Este resultado se puede observar indicado con una flecha en la figura 4.11. 

 

4.3.7 Módulo de ataque de hidrógeno a alta temperatura (HTHA) 

 

El ataque de hidrogeno a alta temperatura ocurre en aceros al carbono y de baja 

aleación expuestos a una alta presión parcial de hidrógeno a altas temperaturas. Para 

que este mecanismo de degradación aplique a algún equipo en particular se deben 

cumplir tres condiciones: 

 

 Material acero al carbono o de baja aleación 

 Temperaturas de operación > 400 ºF 

 Presiones de operación > 80 psi. 
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    El intercambiador EA-11D C, está construido de acero al carbono, tiene una 

temperatura de operación de 510ºF y una presión de 160 psi, por lo tanto, cumple con 

las condiciones y el módulo aplica en el estudio.  

 

    El factor de HTHA es calculado por el programa en base al valor de presión parcial 

de hidrógeno (Hydrogen Partial Pressure), tal como se muestra en el óvalo rojo de la 

figura 4.12. La presión parcial depende de la temperatura a la cual opera el equipo y 

del tiempo de exposición del equipo a ésta, tal como lo expresa la ecuación 4.5.  

 

 
Figura 4.12 Sub-módulo para estimación del factor de HTHA 

 

                                              Ec.4.5 

 

Donde: 

: presión parcial del hidrógeno 

PH2: presión de hidrógeno (14.2 psi) 

T: temperatura de operación en ºK 
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t e horas (200.000 horas para equipos de funcionamiento 

continuo, valor recomendado por la norma API 581) 

La presión parcial del equipo estudiado, será: 

: Ti mpo de exposición en 

 

 

 
 

 
    Según la tabla 4.7, para aceros al carbono (material de construcción del equipo) la 

presión parcial de hidrógeno calculada se encuentra en un rango de valores menor a 

4.53 psi tal com

susceptible a  sufrir daños por HTHA. 

 

Tabla 4.7 Susceptibilidad a HTHA para aceros al carbono y de baja aleación 

o se muestra en el óvalo rojo, lo cual indica que el equipo no es 

Factores de Presión parcial críticos 
 

Materiales Alta 
Susceptibilidad 

Media 
Susceptibilidad 

Baja 
Susceptibilidad 

No Susceptible 

Acero al carbono Pv > 4.70 4.61 < Pv ≤ 4.70 4.53 < Pv ≤ 4.61 Pv ≤ 4.53 

C-1/2 Mo Pv > 4.95 4.87 < Pv ≤ 4.95 4.78 < P v ≤ 4.87 Pv ≤ 4.78 

C-1/2 Mo Pv > 5.60 5.51 < Pv ≤ 5.60 5.43 < Pv ≤ 5.51 Pv ≤ 5.43 

1 Cr-1/2 Mo Pv > 5.80 5.71 < Pv ≤ 5.80 5.63 < Pv ≤ 5.71 Pv ≤ 5.63 
Fuente: . (2000) 

 

     Con ninguna susceptibilidad del equipo a sufrir daños por HTHA y ningún registro 

de inspecciones para este mecanismo de degradación en el historial del equipo, se 

obtie Este 

resultado puede ser observado en el recuadro de la columna azul identificado como 

THA factor ubicado en la esquina inferior derecha de la figura 4.12, y representa un 

ctor de daño debido este mecanismo de degradación. 

Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document

ne un factor de HTHA igual a 1, tal como se muestra en la tabla 4.8. 

H

fa
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Tabla 4.8 Factores de HTHA para aceros al carbono y de baja aleación 

 Primera Inspección 
Efectividad de Inspección 

Segunda Inspección 
Efectividad de Inspección 

Índice de Severidad 
Sin Pobre Media Inspección Buena Pobre Media Buena 

Daños Observados  - 2,000 2,000 2,000 2,000 2,000 2,000 

Susceptibilidad Alta 2000 1800 1200 800 1600 800 400 

Susceptibilidad 
Med  ia 200 180 120 80 160 80 40 

Susceptibilidad Baja 20 18 12 8 16 8 4 

No susceptible 
1 

1 1 1 1 1 1 

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

ente, el subfactor de módulo t

 

Finam écnico total (SFMTTOTAL) será la sumatoria de 

los factores por adelgazamiento, SCC y HTHA calculados anteriormente: 

 

                            Ec.4.6 

 

 
 

4.3.8 Módulo de Factor  Modificaci E) 

 

l módulo de factor de modificación del equipo mostrado en la figura 4.13, examina 

s detalles específicos de cada equipo o componente de éste y del entorno en el cual 

peran, a fin de adaptar el estudio de probabilidad a las características reales que 

resentan.  

es de ón (F

E

lo

o

p
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Figura 4.13 Módulo Técnico para estimación del factor de modificación 

 

     Este módulo se compone de varios factores (cuadros amarillos de la figura 4.13), 

que son analizados de acuerdo a reglas bien definidas. Para cada equipo, se asignan 

valores numéricos establecidos por el Instituto Americano del Petróleo (API) para 

rma API 581 como resultado la particularidad del proceso 

 

     Los valores positivos son asignados para las condiciones que se consideran más 

perjudiciales y los valores negativos se utilizan para indicar una reducción en la 

frecuencia de falla esperada (genérica). Para el caso planteado como ejemplo, los 

subfactores de modificación se obtienen de la siguiente forma: 

 

 

indicar en qué medida la frecuencia de falla se aparta de la frecuencia estadística 

genérica definida por la No

que se está evaluando. 
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• Subfactor Universal 

 

• Valor numérico de condición de la planta (Tabla 4.9)           

                       

Tabla 4.9 Valores numéricos por condición de la planta 

Condición de la Planta Categoría Valor numérico 
Significativamente mejores que los estándares de la industria A -1.0 
Cer es de la industria ca de la igualdad a los estándar B 0 
Por debajo de los estándares de la industria C +1.5 
Muy por debajo de los estándares de la industria D +4.0 

Fuen  581 Risk Based Inspection Base Reso 00) 

                               

• Valor numérico de temperatura del clima (tabla 4.10) 

 

te: Publicación API P urce Document. (20

   

Tabla 4.10 Valores numéricos por temperatura de clima 

Temperatura del ambiente Valor Numérico 
Sobre 40° F 0 

+20°F a +40°F 1.0 

-20oF a +20oF 2.0 

Bajo -20° F 3.0 
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

Valor nu

1 Valores numéricos por actividad sí a 

 

mérico por actividad sísmica (tabla 4.11) 

 

Tabla 4.1 smic

Valor érico Zona Sísmica  Num
0 o 1 0 

2 o 3 1.0 

4 2.0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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     El subfactor universal r da uno de los valores 

numéricos indicados en las tabl  (1). 

 

    E ncuentra 

modificada por el subfactor universal. 

 

• Subfactor mecá

 

 Valor numérico de complejidad del equipo: se refiere a la complejidad del 

a el 

equipo más complejo será. El intercambiador EA-11D C posee dos (2) 

1 tal 

como se indica en la tabla 4.12 

 

os por complejidad de

esultante de la sumatoria de ca

as anteriores es igual a uno

1=UniversalSubfactor  

l resultado obtenido indica que la probabilidad de falla no se e

nico 

equipo en cuanto al número de boquillas, mientras más boquillas teng

boquillas, por lo tanto, como es mejor a siete (7), el valor numérico es -

Tabla 4.12 Valores numéric l equipo 

Valor Numérico 
Equipo 

-1.0 0 +1.0 +2.0 
Columna total <20 20-35 36-46 >46 
Mitad de Columna <10 10-17 18-23 >23 
Compresor 2 3-6 7-10 >10 
Intercambiador casco < 7 7-12 13-16 >16 
Intercambiador tubo < 4 4-8 9-11 >11 
Bombas -- 2-4 >4 -- 
Recipientes < 7    7-12 13-16 >16 

Fuen 00) 

 
te: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (20
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 Valor numérico por código de construcción (tabla 4.13) 

 

Tabla 4.13 Valores numéricos por código de construcción del equipo 

Estado de Código Categoría Valor Numérico 
A 0 El equipo cumple con la última edición del Código 

B 1.0El Código para este tipo de equipos se ha modificado desde el momento de la 
fabricación 

 

C 
Sin Código formal para este tipo de equipo en el momento de la fabricación, o 
no fue fabricado para un Código. 5.0 

                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

 Valor numérico para ciclo de vida 

 

     El ciclo de vida del equipo está re

servicio entre la vida útil: 

 

presentado por el porcentaje de años de en 

100*
útilVida
serviciodeAños

vidadeCiclo =                       Ec.4.7 

 

%60100*
4útilVida 0
24100*serviciodeAñosVidadeCiclo ===

 
 

    Con este valo co igual a cero 

(0). 

 

r, a través de la tabla 4.14, se obtiene un valor numéri

Tabla 4.14 Valores numéricos para ciclo de vida del equipo 

% De Tiempo de vida de diseño Valor Numérico 
0 a 7 2.0 

7 a75 0 

76 a 100 1.0 

>100 4.0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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 Valor numérico por factor de seguridad: corresponde a las condiciones de 

seguridad en cuanto a presión (Ec.4.8) y temperatura (tabla 4.16).  

64.0=
psi250
psi160

=
P

P

DISEÑO

OPERACIÓN

 
 

Ingresando en la tabla 4.15, se obtiene el valor numérico resaltado a con

 

Tabla 4.15  Valores numéricos para presión de operación 

Poperación/Pdiseño Valor Numérico 

>1.0 5.0 

0.9 a 1.0 1.0 

0.7 a 0.89 0 

0.5 a 0.69 -1.0 

<0.5 -2.0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document

Tabla 4.16 Valores para temperatura de operación 

 

    Luego con la temperatura de operación del equipo (510 ºF) y para un 

construcción acero al carbono, se obtiene que el valor numérico es dos (2) 

muestra resaltado en la tabla 4.16. 

 

Temperatura de Operación Valor numérico 

Para acero al carbono: >500 °F 2.0 
Para acero 1% to 5% cromo  >650 °F 2.0 
Para acero >5% to 9% cromo  >750 °F 2.0 
Para acero inoxidable 304/316: >1500 °F 2.0 
Para todos los aceros  < -20 °F 1.0 

                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document

    Finalmente el subfactor mecánico resultante es la sumatoria de cada 

valores numérico: 

 

8 
 Ec. 4.
tinuación: 

. (2000) 

material de 

tal como se 

. (2000) 

uno de los 
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Subfactor mecánico = -1+1-1+2 

Subfactor mecánico = 1 

• 

 

 Valor numérico por paradas de planta programadas (tabla 4.17) 

os  por paradas de planta programadas 

Subfactor de proceso 

 

Tabla 4.17 Valores numéric

Número de paradas programadas Valor Numérico 
0 a 1/año -1.0 

1.1 a 3/año 0 

3.1 a 6/año 1.0 

>6/año 1.5 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

   Valor numérico por paradas de planta no programadas (tabla 4.18) 

 

Tabla 4.18 Valores numéricos para paradas de planta no programadas 

Número de paradas no programadas Valor Numérico 
0 a 1/año -1.5 

1.1 a 3/año 0 

3.1 a 6/año 2.0 

>6/año 3.0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 Valor numérico de estabilidad del proceso (tabla 4.19) 

 

 

Tabla 4.19  Valores numéricos por estabilidad del proceso 

Índice de Estabilidad Valor Numérico 
Más estable que los procesos promedio -1.0 

Proceso sobre la estabilidad promedio 0 

Menos estables que los procesos promedio 1.0 

Mucho menos estable que los procesos promedio 2.0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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 Valor numérico por mantenimiento de válvulas de alivio (tabla 4.20) 

 

Tabla 4.20 Valores numéricos por mantenimiento de válvulas de alivio 

Estado de mantenimiento de válvulas Categoría Valor Numérico 
Menos del 5% de válvulas de alivio atrasadas A -1.0 

5% al 15% de las válvulas atrasadas B 0 

15% al 25% del válvulas atrasadas C +1.0 

Mas del 25% de válvulas atrasadas o mantenimiento deficiente D +2.0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

 

 Valor numérico por tendencia de fallas de las válvulas (tabla 4.21) 

Tabla 4.21 Valores numéricos por tende

 

ncia de falla de válvula 

Tendencia de Falla Categoría Valor Numérico 
Ninguna cantidad significativa de suciedad A 0 

Algunos polímeros u otros materiales sucios, con un historial de 
acumulación de vez en cuando en algunas partes del sistema. B 2.0 

Alto nivel de suciedad, con un historial frecuente de acumulación de 
depósitos en válvulas de alivio u otras partes del sistema C 4.0 

                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

 Valor numérico  por servicio corrosivo (tab

 

la 4.22) 

Tabla 4.22 Valores numéricos por servicio corrosivo 

Servicio Corrosivo Valor Numérico 
Si 3.0 

No 0 
                  Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

El subfactor de proceso resulta de sumar todos los valores numéricos obtenidos: 
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Finalmente del factor modificador del equipo resulta de la sumatoria de todos los 

subfactores (SFMT) obtenidos: 

 

SFSFSFMTF ocesoPrMecánicoUniversalTotal SF+++=E
 

 

FE= 27 

 

    Este resultado se puede observar resaltado en un óvalo rojo en la esquina superior 

derecha de la figura 4.13. 

 

• Subfactor de gerencia 

 

De acuerdo a la figura 4.14, se intercepta para una escala de 50% obteniéndose un 

valor de uno (1). Este valor es un promedio recomendado por la Norma API 581, para 

casos donde se cuenta con poca información para la evaluación y representa el valor 

promedio según estadísticas de datos recopilados de industrias a nivel mundial.  

 

5.1+1+1+23=FE  

10

010

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
0.1

1

Modification Factor

 Score (%)  
Figura 4.14 Gráfico para determinar el subfactor de gerencia (FM) 
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

Ec.4.9 
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    Finalmente, la probabilidad de falla (F) se obtiene sustituyendo la frecuencia 

enérica de falla y cada uno de los factores calculados anteriormente en la  ecuación 

4.10. 

Donde: 

F: cue idad

FG: rec ilid  falla (sumatoria d

par cad do por la norma AP

FE: acto

FM act ón de gerencia 

 

g

 

MEG F*F*FF =
 

fre ncia o probabil  de falla 

 F uencia o probab ad genérica de e la frecuencias de falla 

a a tamaño de agujero predetermina I 581) 

 F r de modificación del equipo 

: F or de modificaci del sistema 

 Ec.4.10 

 
 

F= 4.212*10  eventos/ año 

 

    e r  puede  resaltado dentro de un

superior derecha de la figura 4.13 con un 0% de error. 

 

4.3.9 Módulo de subfactor de probabilidad para hornos 

 

Este mód rciona un

sim r a delg ubos de 

hornos sometidos a fuego ex

por la exposición por largo período de tiempo a elevadas temperaturas, así como el 

ex ivo a co entana operativa de éste módulo se puede 

observar en la figura 4.15.  

-4

Est esultado se observar  óvalo rojo en la equina 

ulo propo  subfactor modificador de probabilidad de falla de forma 

ila l módulo de a azamiento,  pero aplicado especialmente para t

terno. En este análisis se considera los daños ocasionados 

ces  calentamiento rto plazo.  La v
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Algunos de los datos caracter  son: 

 

 sobrecalentamiento (upset overheat 

peratura de operación que excede a la 

temperatura de diseño de metal del tubo en un rango de 0 a 300 ºF. 

 

 Tiempo de duración de la perturba : 

duración estimada de tiem iento en horas. 

 

 Monitoreo en línea (on-line monitoring): étodos de vigilancia 

proactiva o herramientas utilizadas para el seguimiento de la corrosión como 

term  de piel de tub

 

    Para en estra de 

cálculos para los tubos ASTM A-213 T5 del horno BA-1, ubicado en el Anexo B de 

ísticos de este módulo

 

temp): magnitud estimada de tem

Perturbación de temperatura o

ción de temperatura (upset time)

po de los eventos de sobrecalentam

 tipos de m

ocuplas o y  termografía, 

tender, el funcionamiento de este módulo, se sugiere revisar la mu

este trabajo. 
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Figura 4.15 Sub-módul ación del factor de hornos 

 

4.3.10 Módulo de Datos de Consecuencia 

 

Éste módulo considera las consecuencias por inflamabilidad  y toxicidad, sin 

em ntamiento, 

ca y fraccionamiento no se consideran potencialmente tóxicos, la 

estimación se realizará solo por inflamabilidad. 

     Dentro de las áreas de consecuencia por inflamabilidad se consideran las áreas de 

contenido en el grupo inventario a través de los tamaños de orificios considerados por 

o para estim

bargo, como los fluidos manejados en los sistemas de precale

lentamiento 

 

daño de equipo y de fatalidad o perjuicio (Lesión o muerte de personas) tal como se 

observa en la figura 4.16, la cuales se calculan según la tasa de liberación del fluido 
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la Norma API 581 (1/4, 1, 4 y 16 pulgadas) tal como se muestra a continuación a 

modo de ejemplo con el intercambiador EA-11 D C.  

 

 
Figura 4.16 Módulo Técnico para estimación de consecuencias 

 

• Grupos de inventario 

 

Los equipos que conforman cada grupo de inventario se presentan en la tabla 4.23, 

éstos deben ser aislados en el momento de ocurrir una fuga con el resto de los demás 

grupos. Cada grupo de inventario fue delimitado como se indica en dicha tabla y 

comprende: desde válvulas para cerrar el paso de fluido a la entrada o salida de 

equipos, válvulas de control de proceso y anuales), 

 

control de flujo (motorizadas o m

límites de batería (límites de jurisdicción de la planta), succión o descarga de bombas; 

hasta otros de las mismas características. 
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Tabla 4.23 Grupos de inventario de la Unidad de Destilación DA-1 

Grupo Desde Hasta Equipos Incluidos 
1 Límite de baterías Succión GA-1 Líneas 
2 Succión GA-1 Entrada EA-17 (T) y EA-6 (T) GA-1, líneas 

3 EA-6 (T) 6 (T) Entrada EA-17 (T) y Salida EA-4 (T) y EA-6 (T) EA-17 (T), EA-4 (T), EA-

4 (T
Salida EA-4 -6 

) Entrada EA-24 (T) (T) y EA Líneas 

5 ntrada EA Salida EA-24 (T) EA-24 (T)  E -24 (T) 

6 su
Salida EA-2

cción GA Entrada DS-2000 GA-37, líneas agua-crudo al 
desalador 

4 (T) y 
-37 

7 Entrada crud - Salida DS-2000 o-agua DS DS-2000, GA-26 2000 y succión GA-26 
8 Salida DS-2000 (fondo) Salida EA-35 (C )  EA-35 (C) 
9 Salida DS-2000 (tope) Salida EA-12 A/B(T) EA-9 (T), EA-12´s (T) 

10 Salida EA-12´s (C) Entrada FA-4 Líneas 

 
 
 

11 E/F (C) GA-3´s, GA-4´s, GA-6´s, GA-8´s, GA-
14 y P-1 

-
A-9´s, EA-34 (T), EA-9 
 (C), EA-32 (C), DA-3, 

EA-17 (C), EA-3 (C), DA-2, DA-
4, DA-5, EA-1´s (C), GA-14, P-1, 
EA-32 (T) 

Entrada FA-4, salida 
EA-11 A/B/C/D (T) 

Descarga GA-2´s, salida EA-1´s (C), 
DA-4 y DA-2, entrada DA-8, descargas: 

FA-4, H-751, BA-1, DA-1, EA
8´s (C), G
(C), EA-2

13 Descarga GA-2´s Salida EA-11´s (C) EA-8´s (T), EA-11 A/B/C/D (T) 
E/F (C) 

14 Descarga P-1 Límite de baterías EA-23 (C), EA-24 (C), EA-4 (C), 
EA-5 (C) 

15 Salida DA-2 Entrada EA-1´s (C) y descarga de GA-5, 
GA-33´s 

EA-32 (T), DA-8, EA-31A(C), 
FA-10, EA-33 (C), GA-32´s, EA-
31B (C), GA-5, GA-33´s 

16 Descarga GA-5 Límite de baterías DA-9, DA-10 
17 Descarga GA-10´s Salida EA-12 (C) EA-11 A/B/C/D (C) E/F (T), EA-

12´s (C) 

18 Salida EA-12´s (C) Entrada EB-1, límite de baterías EA-21 (C), EA-22 (C), EA-40 (C) 

19 Entrada EB-1 Salida EB-1 EB-1 
20 Descarga GA-6´s Límite  de baterías EA-42 (C) 

21 Salida FA-5 Descarga GA-23, entrada H-751, BA-1 y 
salida FA-12 

FA-8, FA-9, 
12 

GA-23, FA-13, FA-

22 Salida EA-1´s (C) Descarga GA-3´s, succión de GB-2 y 
GA-12 GA-3´s, FA-1, FA-2 

 
23 Descarga GA-4´s Entrada FA-8, descarga GA-16´s y salida 

EA-15 (C) 

EA-14 (C), EA-14 (T), EA-34 (C), 
DA-6, EA-16 (C), EA-13 (C), FA-
5, GA-16´s, EA-15 (C) 

24 Salida EA-15 (C) Límite de baterías Líneas 
25 Descarga GA-16´s Límite de baterías Líneas 
26 Succión GA-12 Succión GA-37 GA-12, FA-11, líneas 

27 Succión GB-2 Descarga GA-4 GB-1, GB-2, EA-10 (C), FA-3, 
GA-4 

Fuente: PDVSA-INTEVEP 
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• Estimación de la tasa de liberación 

ccionar en la tabla 4.24 el fluido representativo 

contenido en  el equipo estudiado. 

 

Tabla 4.24 Materiales aplicables a fluidos representativos 

Como paso inicial hay que sele

Material Representativo Ejemplo de materiales aplicables 
C1 - C2 Metano, Etano, Etileno, Gas Natural Licuado 

C3 - C4 Propano, Butano, Isobutano, LPG 

C5 Pentano 

C6 - C8 Gasolína, Nafta, ,Heptano 

C9 - C12 Diesel, Keros ne e

C13 - C16 Ful Jet, kero  gasoil atmosférico sene,

C17 - C25 Gasoil y crudo típico 

C25+ residual, crudo pesado 
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

  

en . 

   El próximo paso será el cálculo de la masa contenida tanto en la parte estudiada 

o representativo manejado por el equipo, 

eleccionado en la tabla 4.25 

   Este dato, y todos los necesarios para la utilización de este módulo se encuentran

la tabla A-6 del Anexo A

 

  

del equipo, como en el grupo inventario al cual pertenece. Para esto, es necesario 

conocer las propiedades del fluid

s

 

 

Tabla 4.25 Propiedades de los fluidos representativos 

Fluido Peso 
molecular 

Densidad 
(lb/pies3) 

Punto de Ebullición 
Norma (ºF) Estado en ambiente Temperatura de Auto-

ignición (°F) 

C1-C2 23 15.639 -193 Gas 1036 

C3-C4 696 51 33.61 -6.3 Gas 

C5 72 39.03 97 Liquid 544 

C6-C8 100 42.702 210 Liquid 433 

C9-C12 149 45.823 364 Liquid 406 
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Fluido Peso 
molecular 

Densidad 
(lb/pies3) 

Punto de Ebullición 
Norma (ºF) Estado en ambiente Temperatura de Auto-

ignición (°F) 

C13-C16 205 47.728 502 Liquid 396 

C17-C25 280 48.383 651 Liquid 396 

C25+ 422 56.187 981 Liquid 396 

Agua 18 62.3 212 Liquid N/A 
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

a: 

 

Da

Equipo: intercambiado

Diámetro=28 plg= 2.33 pies 

       

 

    Con las dimensiones (diámetro externo y longitud) del equipo mostradas en la tabla 

A-1 del anexo A, se calcula la masa contenida de la siguiente form

tos: 

r EA-11 DC 

Longitud= 15.19 pies 

 

( ) 3
2

pies64.77=15.19*
2.33*π

=L*
D*π

=Volumen
2

44      

Para una densidad de 56.18 lb/pies3 según la tabla 4.25 se tiene que la 

 

 

                 Densidad*Volumen=Masa  
 

masa será: 

 
                                           Masa=3639.23 Lb 

 

     Según las suposiciones para el cálculo de inventario establecidas por la Norma 

API 581 de la tabla 4.26 se ajusta el valor de la masa bajo la consideración de que el 

Ec.4.11 

Ec.4.12 
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volumen total de casco esta compartido con el haz de tubos alojado dentro del mismo; 

obteniéndose finalmente que la masa contenida en el equipo es: 

ventario  
 

Este resultado puede ser observa .16, con un 1.2% de error. 

Tabl  para el c lo de inventario de fluido 

Lb62.1819=Lb23.3639*50.0=EquipodelInventarioMasa  
 

InMasa Lb62.1819=Equipodel

do en la figura 4

a 4.26 Suposiciones álcu

Equipo P e Voluorcentaje d men 

Columnas líquido/líquido 50% de cada material 

 
50% Vapor 

Columna de bandejas 
Mitad Superior 
Mitad Inferior 50% Líquido 

Acumuladores y tambores 50% líquido 

Intercambiadores de Calor 50% lado casco, 25% lado  canal 

Hornos 50% líquido  
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

    Como se muestra en la tabla 4.23, el equipo EA-11D C pertenece al grupo 

inve  se 

calcu  forma que se mostró anteriorm con nes 

particulares de éstos. La masa total del grupo de inventario será entonces la sumatoria 

de la masa de fluido de cada equipo constituyente del grupo, la cual para este caso 

articular es: 

 

efinido por la Norma API 581en base a las fallas más comunes según 

formación recopilada de equipos estáticos en industrias a nivel mundial. La tabla 

ntario número 17. La masa del resto de los equipos pertenecientes al grupo

la igualmente de la ente ero  p  las dimensio

p

Masa grupo inventario= 14947 Lb 

    La estimación de la tasa de liberación del fluido se realiza para cada tamaño de 

agujero pred

in
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4.27 define los posibles tamaños de agujeros usados en el análisis IBR y el valor 

representativo de éstos. 

 

Tabla 4.27 Tamaños de agujeros usados en el análisis cuantitativo de IBR 

Agujero Rango Valor Representativo 
Pequeño 0 - ¼ pulg ¼ plg 

Medio ¼ - 2 plg 1 plg 

Grande 2 - 6 pulg 4 plg 

Ruptura > 6 pulg 16 pulg 
Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

    Teniendo en cuenta que el fluido dentro del equipo es líquido, el software estima la 

tasa de liberación a través ecuación (4.13) mostrada a continuación: 

 

 

144
g

*P**2*A*CQL c
d ∆ρ=                                    Ec.4.13 

Dond

 

QL: Tasa de descarga (Lb/seg) 

Cd: coeficiente de descarga (0.61 para cálculos de IBR) 

A: área de la sección transvers  de agujero (Pulg2) 

e: 

al del tamaño

ρ : densidad del líquido (Lb/pie

P: Dife

c: factor de conversión de Lbf a Lbm (32.2 Lbm-pies/Lbf – seg2) 

 

  De esta forma, para un tamaño de agujero pequeño (1/4 “) la tasa de liberación 

erá: 

 

s3) 

rencia entre la presión del líquido y la presión atmosférica ∆

G

  

s

 

 



110 

 

Datos: 

Cd =0.61 

Tama

=56.187 Lb/pies3

P= Presión de operación Líquido- Presión atmosférica=160-14.7 psi =145.3 psi 

 

ño de agujero: ¼” 

ρ

∆

( ) ( ) ( ) ( )
144

 

2.32
*3.145*187.56*

1*π
*61.0=L

 

ción para los tamaños de agujero 

 y Ruptura 16”) obteniéndose los resultados de la tabla 4.28. 

 

2*
4/

4
Q

2

seg/Lb81.1=QL
  

    De igual manera se calculan la tasa de libera

restantes (1”, 4”

Tabla 4.28 Tasas de liberación del equipo EA-11 D C para cada tamaño de agujero. 

Tamaño de Agujero (plg) ¼ 1 4 16 (Ruptura)  
Tasa de Liberación (Lb/seg) 1.81 28.95 463.18 7410.92 
Tasa de Liberación (Lb/min) 108.6 1737.6 27790.8 444655.2 
 

    Estos valores se pueden comparar con los resultados arrojados por el software en la 

figura 4.17 pres te. 

ión 

l tipo de liberación de fluido ( ima el 

tiempo n l medio 

am ación utilizando la ecuación 4.14. 

entada más adelan

 

• Determinación del tipo de liberac

    Para determinar e Continua o instantánea) se est

ecesario para que toda la masa del grupo inventario se libere a

biente según la tasa de liber

liberacióndeTasa

inventariogrupoMasa(min)fugadeDuración =             Ec.4.1               
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    De esta manera, la tasa de liberación correspondiente a un agujero de ¼ de plg la 

duración de descarga será: 

 

min63.137
min/Lb6.108

(min)fugadeDuración  

 

     Si la 

Lb14947
==

duración de descarga es menor a 3 minutos la liberación de fluido se 

considera de tipo instantánea y si es mayor de 3 minutos se considera continua. Los 

 

resultados para cada tipo de agujero se presentan en la tabla 4.29. 

Tabla 4.29 Duraciones de descarga en minutos del equipo EA-11 DC para cada 

tamaño de agujeros y tipo de liberación 

Tamaño de Agujero ¼ 1 4 16 (Ruptura) 
Duración de descarga (Min) 137.63 8.6 0.54 0.03 
Tipo de Liberación Continua Continua Instantánea Instantánea 
 

 Estimación de la masa de liberación en un tiempo de 3 minutos 

la, se deben aislar los 

tiempo menor o igual a 3 minutos, por lo tanto 

el grupo inventario que podría liberarse en 

n tiempo igual a 3 minutos con la ecuación 4.15 

                   seg180*ónliberadaMasa 3          Ec.4.15 

 

   año de agujero de ¼ “se tiene que la cantida asa 

liberada en un tiem

•

 

Según la definición de grupo inventario, en caso de una fal

equipos del grupo de inventario en un 

es necesario predecir la cantidad de masa d

u

 

) liberacideTasamin =(

 De igual manera, para un tam d de m

po de 3 minutos será: 
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( ) seg180*seg/Lb81.1=liberadaMasa min3  

( ) Lb8.325=liberadaMasa min3  
 

  Si la masa es mayor a 10.000 Lb, la descarga se considera instantánea, si es menor 

a 10.000 se considera continua. Los resultados para cada tamaño de agujero se 

uestran en la tabla 4.30. 

 

Tabla 4.30 Masa liberada del equipo EA-11 D C para cada tamaño de agujero y tipo 

de liberación. 

  

m

Tamaño de Agujero ¼ 1 4 16 (Ruptura)  
Masa Liberada (Lb) 325.8 5211 83372.4 1333965.6 
Tipo de Liberación Continua  Continua Instantánea Instantánea 

 

onsiderando que el fluido permanece en todo momento en estado líquido, las 

 se pueden observar en la tabla 4.31. 

l del fluido del equipo EA-11D C 

 

• Tipo de liberación y estado final del fluido  

 

C

condiciones finales del tipo de liberación

 

Tabla 4.31 Tipo de liberación y estado fina

Tamaño de Agujero ¼ 1 4 16 (Ruptura)  
Continua Continua Instantánea Instantánea Tipo de Liberación 
Líquido Líquido Líquido Líquido 

 

 

 Estimación áreas de consecuencia de daño a equipos y fatalidad 

 

Una vez que se han estimado la tasa, la duración y tipo de liberación para cada 

•

tamaño de agujero predeterminado, se pueden determinar las áreas de consecuencia 

del equipo.  
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    El área de consecuencia por daño del equipo y por fatalidad se obtienen mediante 

al cálculo de áreas ponderadas. Con el tipo de fluido manejado por el equipo  y la 

robabilidad de auto-ignición se ingresa en las tablas 4.32 y 4.33 para seleccionar la 

e  

instantáneas. 

 

   Se considera prob  auto-ignición si la temperatura del proceso es mayor a la 

temperatura de i rada en la tabla 4.25 más 80ºF. Puesto que el fluido 

m se conside  probable q e, de esta 

m era, s

banco indican que para el material mostrado no existe en fase líquida. 

 

p

cuación de área de consecuencia apropiada tanto para fugas continuas como

able la

gnición most

anejado posee esta condición, ra ue se auto-ignici

an e aplicar as 4.32 y 4.33 stradas a continuación. Las celdas en án las tabl  mo

 

Tabla 4.32 Ecuaciones de área de daño de equipo y fatalidad para fuga continua de 

líquido y auto-ignición “Probable” 

Fase final líquida 
Material 

Área por daño de equipos (pies2) Área por fatalidad (pies2) 

C3-C4   
C5   

C6-C8 A = 525 x A = 1315 x 0.95  0.92

C9-C12 A = 560 x 0.95 A = 1401 x 0.92

C13-C16 A = 1023 x 0.92 A = 2850 x 0.90

C17-C25 A = 861 x 0.92 A = 2420 x 0.90

C25 + A=544x0.9 A=1604x0.9

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 
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Tabla 4.33 Ecuaciones de área de daño de equipo y fatalidad para fuga instantánea de 

líquido y auto-ignición “Probable” 

Fase final líquida 
Material 

Área por daño de equipos (pies2) Área por fatalidad (pies2) 

C3-C4   
C5   

C6-C8   
C9-C12 A = 6.0 x 0.53 A = 20 x 0.54

C13-C16 A = 9.2 x 0.88 A = 26 x 0.88

C17-C25 A = 5.6 x 0.91 A = 16 x 0.91

C 25+ A=1.4 x0.99 A=4.1 x0.99

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

Donde: 

X: Tasa de liberación (Lb/seg) para fugas continuas ó masa de liberación        (Lb) 

para fug

A: área (pies ) 

 

   Los resultados de áreas de consecuencia se deben ajustar según el sistema de 

itigación implantado en la Planta DA-1; como el sistema de equipo EA-11 D C es 

espuma, el fact e ajus  valo eñalado  tabla 4.3

abla 4.34 Ajustes de consecuencias inflamables para sistemas de mitigación 

as de tipo instantánea. Tablas 4.28 y 4.30 
2

  

m

spray de or d te será el r s  en la 4 

 

T

Sistema de Mitigación Ajuste de consecuencia 

Inventario de purga, junto con el sistema de aislamiento 
nominal B o superior 

Reducir la tasa de liberación o en masa en 
25% 

Reducir onsecuencia en 20% Fuego diluvio de agua y sistem monitoa de res   área  c

Sólo los monitores de agua de incendios Reducir área consecuencia en  5% 

Reducir nsecuencia   15% Sistema Spray Espuma área co en
Fuente: Publicaci  P 581 d Inspec  Base Re ocument. (2000) 

 

los valores de tasa de liberación en las ecuaciones de áreas de 

ealiza l aju % se obtuvieron los resultad de la  

ón API  Risk Base tion source D

      Sustituyendo 

consecuencia y r ndo e ste de 15 os tabla

4.35 
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Tabla 4.35 Áreas de consecuencia y fatalidad del equipo EA-11 D C

Tamaño de Agujero ¼ 1 4 16 (Ruptura)  
Área de daño a equipos (pies2 3.3 .36 9239.36 ) 846.6 794 9239
Área por fatalidad (pies2) 2508.42 23328.32 27049.15 27049.15 
 

    Estos valores se pueden observar en las columnas identificadas como “Eqp dmg 

“Pot fatality ar  dent alo r  en la figura 4.17 con un 2.9% de 

rror.  

area” y ea” ro del óv ojo

e

 
Figura 4.17. Detalles de cálculos de consecuencia del Software API-RBI 

se calcul la con  de f a mult do las ár s obten  

or las frecuencias de falla genéricas para cada tamaño de agujero, dividido entre la 

néricas, igualmente para cada tipo de agujero tal como 

e muestra en la ecuación 4.16: 

                    

: tamaños de agujeros predeterminados por la norma API581 

: área de consecuen tabla 

Frecuencia: frecuencia genérica tabla 4.36 

 

    Finalmente,  a secuencia all iplican ea idas

p

sumatoria de las frecuencias ge

s

 

Donde: 

n

Área cia 4.35 

Ec.4.16 
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Tabla 4.36 Probabilidades de fallas genéricas de lado casco de intercambiadores para 

cada tamaño de agujero 

Tamaño de Agujero ¼ 1 4 16 (Ruptu  ra) 
Probabilidades genéricas de falla 

(eventos/pies) 
4*10 1*10-5 1*10-6 6*10-7-6

Fuente: Publicación API P 581  Inspection Base Res  Document. (2000) 

e esta manera, las ár s de co e : 

 Risk Based ource

 

D ea nsecuencia s rán

 

( ) ( ) ( ) ( )
76

136.
−5

7656

pos 10*610*110*110*4
1036.10*923910**46.846

−−

−−−−

6

13.7943
−equiadañoA *6923910

+++
+++

=

66256A

 

 
2  equiposadaño pies5.=

 

( ) ( ) ( ) ( )
76−5

7656

d 10*610*110*1
10*615.2704910*115.2704910*132.2332810*442.2508

−

−−−−

610*4 −fatalidaA − +++
+++

=

pies.371A  

    De anera conservado agnitud será la que el 

programa tom como la consecuencia de falla del equipo, para este caso será 

.51 pies2 

stimación del Riesgo del equipo 

que se an obtenid  valores de probabilid alla, se 

lcula el valor de riesgo con la ecuación 4.16: 

 

 

 
2

fatalidad 18= 51

 

m ra, el área que resulte en mayor m

ará 

18371

 

• E

Una v

ca

ez  h o los  ad y consecuencia de f
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                       Riesgo= Probabilidad de falla* Consecuencia                Ec.4.16      

  

 
 

 
 

    Este resultado obtenido es el valor de riesgo cuantitativo y se puede observar 

resaltado dentro de un óvalo rojo en la eq superio e l 6 con 

un 0% de error. El nivel de riesgo cualit , se o arando el factor de 

probabilidad y el área de consecuencia obtenida con los criterios de la tabla 4.37 

establecidos por la Norma API 581: 

 

Tabla 4.37 Criterios para selección de categoría de probabilidad y consecuencia de 

falla 

uina r derecha d

btiene comp

a figura 4.1

ativo

Factor Probabilidad (FP) Con ias (pies2) secuenc
1 FP≤1 A C≤10 
2 1< FP≤10 B 10< C≤100 
3 10< FP≤100 C 100< C≤1.000 
4 100< FP≤1.000 D 1.000< C≤10.000 
5 FP >1.000 E C>10.000 

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Document. (2000) 

 

    El factor de probabilidad obtenido para el equipo EA-11 D C es igual a 27, tal como 

se indicó en la sección 4.3.2.6. Este valor se encuentra dentro del rango (10≤ FP<100) 

indicado en la tabla 4.37 obten

parte, el valor de consecu

iéndose una categoría de probabilidad de 3. Por otra 

encia de falla (18371.51 pies2) está dentro del rango 

(FP≥10.000), con una categoría E. Estas categorías corresponden a un nivel de riesgo 

alto, tal como será mostrado más adelante en la figura 4.18.  
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4.4. Emisión de resultados en la matriz de riesgo utilizando el software api-rbi 

versión 3.3.3 

 

    La aplicación de la metodología Inspección Basada en Riesgo (IBR) a los sistemas 

de precalentamiento, calentamiento y fraccionamiento de crudo de la Unidad 

Destiladora DA-1 involucró el análisis de 18 equipos estáticos distribuidos en los 

siguientes tipos: 9 intercambiadores de calor tipo carcaza-tubo, 5 tambores, 1 torre o 

columna y 2 hornos, que fueron estudiados por componentes, lo cual corresponde a 

37 componentes  incorporados en la base de datos del Software API-RBI, para la 

estimación del riesgo.  

 

    Los resultados derivados de un IBR, pueden ser de carácter cuantitativo y 

cualitativo. Los resultados cuantitativos son representados por valores calculados 

ediante la implementación de la metodología a través de los módulos de evaluación 

tivos se 

resentan en la matriz de riesgo, la cual permite, de forma gráfica conocer el estatus 

m

del Software API-RBI Versión 3.3.3, mientras que los resultados cualita

p

de los equipos evaluados según los niveles de riesgo alto, medio-alto, medio y bajo. 

Ambos resultados son presentados en este trabajo en la tabla 4.38 y la figura 4.18 

respectivamente.  

 

Tabla 4.38 Tabla de resultados cuantitativos de estimación de riesgo 

Equipo 
Factor de 

Probabilidad 
Probabilidad de 

Falla 
Categoría de 

Falla 
Consecuencia de 

Falla 
Categoría de 
Consecuencia 

Riesgo 

 
EA-11 A T 
 

199 3.104*10-3 3 22400 E 70 

 
EA-11 D C 
 

27 4,212*10 3 18923 E 8 -4

 
DA-1 Gasóleo 
 

127 3,886*10 4 30989 E 120 -3
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Continuación de la tabla 4.38 

 
DA-1 Fondo 
 

269 8,231*10-3 4 15339 E 130 

 
BA-1 ASTM 213 T5 
 

2007 1,325*10-2 5 59008 E 780 

 
BA-1 ASTM 213 T7 
 

27 1,782*10-4 3 57522 E 10 

 
BA-1 ASTM 213 T9 
 

7006 4,624*10-2 5 64164 E 3000 

 
EA-1 6 9.360*10 2 16361 E 1.5 -51 F T 
 
 
EA-1 8 1,248*10 2 18923 E 2,4 -41 A C 
 
 
EA-11 B C 
 

23 E 2,4 8 1,248*10 2 189-4

 
EA-11 B T 10 1,560*10-4 2 22400 E 3,5  
 
 
EA-11 C C 
 

8 1,248*10-4 2 18923 E 2,4 

 
EA-11 C T 
 

8 1,248*10 2 22400 E 2,8 -4

 
EA-11 D T 
 

10 1,560*10-4 2 22400 E 3,5 

 
EA-11 E C 
 

5 7,8*10 2 15694 E 1,2 -5

 
EA-11 E T 6 9,360*10
 

-5 2 16275 E 1,5 

 
EA-11 F C 
 

6 9,36*10 2 19041 E 1,8 -5

 
FA-12 
 

657 1,025*10 4 6114 D 63 -2

 
DA-1 Jet 
 

5 1,53*10 2 11011 E 1,7 -4

 
BA-1 ASTM 106 B 
 

8 5,280*10 2 36662 E 1,9 -5
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Continuación de la tabla 4.38 
 
BA-1 ASTM 335 P11 
 

6 3,96*10 2 35995 E 1,4 -5

 
BA-1 ASTM 335 P5 
 

6 3,96*10-5 2 33379 E 1,3 

 
H-751 ASTM 200 T7 
 

8 5,28*10-5 2 59331 E 3,1 

 
FA-9 
 

258 4,025*10-3 4 1442 C 5,8 

 
EA-4 C 
 

4 6,240*10-5 2 6426 D 0,4 

 
EA-17 C 
 

5 7,8*10-5 2 6491 D 0.51 

 
EA-24 C 
 

4 6,240*10-5 2 4887 D 0,3 

 
FA-4 
 

255 3,978*10-3 4 753 B 3 

 
FA-8 
 

5 7,8*10 2 4553 D 0,36 -5

 
FA-13 
 

1, 2 7 092*10-4 1324 C 0,14 

 
DA-1 Nafta 
 

5 1,530*10-4 2 4532 D 0,69 

 
DA-1 Diesel Secc.1 
 

1,530*10 2 4994 5 -4 D 0,76 

 
DA-1 Diesel Secc. 2 
 

5 1,530*10-4 2 4984 D 0,76 

 
EA-4 T 
 

9,360*10-5 2 527 6 B 0,049 

 
EA-17 T 
 

10 1,560*10-4 2 527 B 0,082 

 
EA-24 T 
 

9 1,404*10-4 2 388 B 0,054 

 
DA-1 Tope 
 

1,530*10-4 2 420 5 B 0,064 
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  CATEGORÍAS DE CONSECUENCIA 

  A B C D 

5 

E 

        

BA-1 ASTM 

213T5,            

BA-1 ASTM 213 

T9 

4   FA-4  FA-12            

EA-11 A T, 

 DA-1 Gasóleo,  

DA-1 Fondo 

3         

                 

EA-11 D C,        

BA-1 ASTM 213 

T7 

2   

EA-4 T,           

EA-17 T           

EA-24 T           

DA-1 Tope 

FA-13 

 FA-9 

EA-4 C           

EA-17 C          

EA-24 C,          

DA-1 Nafta        

DA-1 Diesel 1     

DA-1 Diesel 2,     

FA-8 

EA-11 A C,        

EA-11 B C,        

EA-11 B T,        

EA-11 C C,        

EA-11 C T,        

EA-11 D T,        

EA-11 E T,         

EA-11 F C,  

EA-11 F T         

DA-1 Jet,          

BA-1 ASTM 106 

B, 

BA-1 ASTM 335 

P11,              

BA-1 ASTM 335 

P5,               

H-751 ASTM 200 

T7 

C
A

T
E

G
O

R
ÍA

S 
D

E
 P

R
O

B
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A
B
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ID

A
D

  

                        

 

Figura 4.18. Ubicación de los equipos estáticos estudiados en la m

 

  ede ob n la matriz e la figura 8, los 3

estudiados se encuentran distribuidos la siguiente forma: 7 equipos en la zona de alto 

riesgo, 16  en  riesgo medio-alto, 10 en riesgo medio y finalmente 4 equipos se 

atriz de riesgo 

7 equipos estáticos   Como se pu servar e  d 4.1
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encuentran en bajo riesgo. Estos resultados se muestran gráficam

4.19, donde se puede observar la representación porcentual para c

 

ente en la figura 

ada categoría. 

 
 

Figura 4.19. Distribución porcentual actual de los e ipos estu

categoría de riesgo. 

 

4.5. Elaboración de los planes de mantenimiento según el nivel de riesgo 

La clave de la planificación en la metodología IBR es el u  

actualización probabilística de las inspecciones, como una parte c  

de IBR. El proceso para establecer el intervalo de tiempo entre  

basado en las combinaciones seleccionadas de métodos de inspección (es decir, 

efectividad de la inspección) y cantidad e intervalos de inspecciones; que puedan 

asegurar que el riesgo se conserve, sea reducido o en su defecto; no ente 

otablemente en el tiempo.  

 

     Para ello, el Software API-RBI Versión 3.3.3 posee un módulo de planificación 

mostrado en la figura 4.20 cuya base, es la proyección del valor de riesgo hacia la 

qu diados según la 

 

so del método de

entral del concepto

 inspecciones está

 se increm

n
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fecha final del plan (10 años), considera que el equipo no se 

insp durante o (f on

plano que el equipo se inspecciona según el número de inspección y efectividad 

propuestas en las tablas 4.39, 4.40, 4.41 y 4.42 presentadas más adelante (future with 

new inspection). 

 

123 

 

 

fecha final del plan (10 años), considera que el equipo no se 

insp durante o (f on

plano que el equipo se inspecciona según el número de inspección y efectividad 

propuestas en las tablas 4.39, 4.40, 4.41 y 4.42 presentadas más adelante (future with 

new inspection). 

 

ndo como prim

uture withou

ndo como prim

uture withou

er plano 

t new inspecti

er plano 

t new inspectiecciona ecciona  este tiemp este tiemp s) y como segundo s) y como segundo 

 
delgazamiento Figura 4.20 nificac  de inspecc es por a

 

Para planificar, se esta ron las sigui isas

 

 Período de tiem ra la planif ción: 10 añ (intervalo  

la Norma API 581) 

. Módulo de pla ión ion

blecie entes prem : 

po pa ica os  recomendado por
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 Fecha de finalización del plan: 21/12/2019, contados desde el presente año, es 

decir, des ue se h e la evalua

 Lapso de tiempo entre inspecciones: 3 años (duración pr

de operación o tiempo promedio entre paradas de mant , 

establecida por la organización, según Normas de PDVSA). 

 

    El módulo de planificación contiene un recuadro identificado

date” donde debe ser ingresada la fecha de finalización del plan  

com n otr dros qu

ber of inspections) y efectividad de las mismas (effectiven  

   El número de inspecciones máximo será 3, ya que según el lapso de tiempo entre 

ión, en un periodo de 10 años, solo es 

adas, éste valor podrá ser variado a 2, 1 o 0 

evaluado. Las efectividades de inspección 

son A, B, C, D y E, las cuales van de ayor a menor calidad respectivam

c ere es mente a la capacidad p detectar  

degradación evaluado. Bajo estos criterios, se seleccionan

planificación los núm  efectividad e inspecci s hasta e  

c ue permita modificar el riesgo, buscando en

red  éste o en . 

 

    A continuación se entarán en las tablas 4.39, 4.40, 4.41 y 4.42, las 

r es de mantenimiento para cada uno de los equipo

desc  actividade  realizar. s reco

previamente consultadas, validadas y  modificadas en algunos casos  onal 

experim ento de Conf d de la Refinería Pue

 

de el tiempo en q ac ción. 

omedio de la corrida 

enimiento mayor

 como “plan ending 

 (21/12/2009), así

o tambié os dos recua e corresponden al número de inspecciones 

(num ess), tal como se

indica en la figura 4.20.  

 

 

inspecciones establecido por la organizac

posible hacer 3 paradas program

inspecciones según la necesidad del equipo 

m ente; la 

 el mecanismo de

 en el módulo de 

alidad se refi pecífica ara 

eros y  d one ncontrar la mejor

ombinación q

ucción de

 todo momento la 

 su defecto mantenerlo en el tiempo

pres

ecomendacion

ripción detallada

s estudiados con una 

mendaciones fueron 

por el pers

 de las s a Esta

entado del Departam iabilida rto La Cruz.  
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Tabla 4.39 Plan de mantenimiento para equipos de alto riesgo 

 

Equipo Mecanismo a 
controlar 

Número de 
inspecciones

Efectividad de 
Inspección Actividad a realizar 

EA-11 A T
miento 

generalizado 3 A 

50 a 100% de inspección 

 
in e 

mediciones de espesor 

Adelgaza de la superficie 
(Remoción parcial de
ternos) acompañado d

Adelgazamiento 3 B 

20% de inspección 
visual, con remoción de 
i e localizado nternos y mediciones d

espesor 
EA-11 D C

SCC 1 D Inspección visual  

DA-1 Gasóleo Adelgazamiento 
generalizado 3 A 

50 a 100% de inspección 
de la superficie 

(Remoción parcial de 
internos) acompañado de 

mediciones de espesor 

DA-1 Fondo Adelgazamien
generaliz

to 
ado 3 

20% de inspección (sin 
rem s) y 

u e B oción de interno
n spot de mediciones d

espesor externo 

 SCC 1 D Inspección visual  
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Continuación de la tabla 4.39 

nto 
generalizado 3 B 

 
rem s) y 

un s s de 
Adelgazamie

20% de inspección (sin
oción de interno
pot de medicione
espesor externo 

DA-1 Fondo 

1 D SCC Inspección visual  

SCC 1 D Inspección visual  

HTHA 2 B 

T  écnica avanzada de
u o ltrasonido, spot basad

en ss o análisis de stre
metalografía extensiva 

en al sitio 
 

BA-1 ASTM 
213 T5 

Horno 2 C 

Para el número total de 
tubos: 95-100% de 

inspección visual y 33-
94  de % de medición

espeso sonidores por ultra

HTHA 2 B 

T  écnica avanzada de
ultrasonido, spot basado 

en análisis de stress o 
metalografía extensiva 

en al sitio  
 

BA-1 ASTM 
213 T7 

rno 3 

:     
95-100% de inspección 

vis  de 
ultrasonido y evaluación 

 
m o 

destructivos o evaluación 

Ho A 

Para el total de tubos

ual, 95-100%

de termofluencia por
étodos de ensayos n

de vida remanente 
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Continuación de la tabla 4.39 

HTHA 2 B 

Técnica avanzada de 
ultrasonido, spot 

basado en análisis de 
stress o metalografía 
extensiva en al sitio  

BA-1 ASTM 
213 T9 

Para el total de tubos: 

inspección visual, 95-

te r 
métodos de ensayos 

no s o 

Horno 3 A 

95-100% de 

100% ultrasonido y 
evaluación de 
rmofluencia po

destructivo
evaluación de vida 

remanente 

 

Tabla 4.40. Plan de mantenimiento para equipos de riesgo medio-alto 

Equipo Mecanismo a 
controlar 

Número de 
inspecciones

Efectividad 
de Inspección Actividad a realizar 

EA-11 F T SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 2 C Inspección visual y 

medición de espesores EA-11 A C
SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
localizado 2 

20% de inspección visual 
y s e D pot de medición d

espesor por ultrasonido EA-11 B C

SCC 1 D Inspección visual  
Adelgazamiento 

generalizado 2 C Inspección visual y 
medición de espesores EA-11 B T

SCC 1 D Inspección visual  
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Continuación de la tabla 4.40 

Adelgazamiento 
generalizado 2 C Inspección visual y 

medición de espesores EA-11 C C
SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 2 C Inspección visual y 

medición de espesores EA-11 C T
SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 2 C Inspección visual y 

medición de espesores EA-11 D T
SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
localizado 2 D 

20% de Inspección visual 
y spot de medición de 

espesor por  ultrasonido EA-11 E C

SCC 1 D Inspección visual  
Adelgazamiento 

generalizado 2 C Inspección visual y 
medición de espesores EA-11 E T

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
localizado 2 D 

20% de inspección visual 
y spot de medición de 

espesor por  ultrasonido EA-11 F C

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 3 A 

50 a 100% de inspección
de la superficie 

(Remoción parcial de 

 

internos) acompañado de 
mediciones de espesor 

FA-12 

SCC 1 D Inspección visual  
Adelgazamiento 

generalizado 3 C Inspección visual y 
medición de espesores DA-1 Jet 

SCC 1 D Inspección visual  
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Continuación de la tabla 4.40 

SCC 1 D Inspección visual  

BA-1 ASTM 
106 B Horno 2 

Para el total de tubos: 5-
49% monitoreo de 

espesor, en ubicaciones 
acce s 

D 

sible

SCC 1 Inspección visual  D 

BA-1 ASTM 
335 P11 Horno 2 

Para el total de tubos:5-
49% monitoreo de 

espesor, en ubicaciones 
acce es 

D 

sibl

SCC 1 Inspección visual  D 

BA-1 ASTM 
355 P5 Horno 2 

Para el total de tubos: 5-
49% monitoreo de 

espesor, en ubicaciones 
acce

D 

sibles 

SCC 1 Inspección visual  D 

H-751 ASTM 
200 T7 Horno 2 D 

50% de inspección visual 
y 5-32% de medición de 
espesores por ultrasonido

 

Tabla 4.41. Plan de mantenimiento para equipos de riesgo medio 

Mecanismo a 
controlar 

Número de 
inspecciones 

Efectividad de 
InsEquipo pección Actividad a realizar 

Corrosión 
externa 2 

Inspección visual de 
más del 6 del área 0% B expuesta con 
medición de espesor FA-9 

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
localizado 2 

20% de examinación 
visual t de y spoD medición de espesor 
por  ultrasonido 

EA-4 C

SCC 1 Inspección visual  D 
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Continuación de la tabla 4.41 

Adelgazamiento 
localizado 2 D 

20% de inspección 
visual y spot de 

medición de espesor 
por  ultrasonido 

EA-17 C

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 2 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores con 
ultrasonido 

EA-24 C

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 3 B 

20% de inspección 
(sin remoción de 

internos) y un spot de 
mediciones de 

espesor externo 
FA-4 

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 2 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores con 
ultrasonido 

FA-8 

D Inspección visual  SCC 1 

Adelgazamiento 
generalizado 2 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores con 
ultrasonido 

Corrosión 
externa 2 A 

Inspección visual del 
más del 95% del área 

expuesta con 
medición de 

espesores por 
ultrasonido 

FA-13 

SCC 1 D Inspección visual  
 

 

 

 



 

Continuación de la tabla 4.41 
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Adelgazamiento 
generalizado 3 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores DA-1 Nafta 

SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento 
generalizado 3 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores 
DA-1 Diesel 

1 
SCC 1 D Inspección visual  

Adelgazamiento Inspección visual y 

generalizado 3 C medición de 
espesores 

DA-1 Diesel 
2 

SCC 1 D Inspección visual  
 

 

 

Tabla 4.42. Planes de mantenimiento para equipos de riesgo bajo 

Equipo Mecanismo a 
controlar 

Número de 
inspecciones 

Efectividad de 
Inspección Actividad a realizar 

EA-4 T
Adelgazamiento 

generalizado 2 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores con 
ultrasonido 

Adelgazamiento 
generalizado 2 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores con 
ultrasonido 

EA-17 T
Corrosión 

externa 2 D 

Inspección visual de 
más del 5% del área 

expuesta con 
medición de 

espesores 

EA-24 T
Adelgazamiento 

generalizado 2 C 

Inspección visual y 
medición de 

espesores con 
ultrasonido 

 

 

 



 

 

Continuación de la tabla 4.42 

 externa 2 B 

Inspección visual de 
más del 60% del área 

expuesta con 
medición de espesor 

Corrosión 

DA-1 Tope Adelgazamiento 2 D  spot de 

do 
localizado 

20% de inspección 
visual y

medición de espesor 
por  ultrasoni

 

 

 

d

tiem

de falla de los equipos; única variable en 

consecuencia no varía, a m

de los equipos.  

 

 

am

de inform

  Las recomendaciones de inspección para cada equipo, se em uerdo al nivel 

e riesgo y  al mecanismo de degradación potencial causante de  deterioro en el 

o  que éstos son los responsables directos del incremento de la probabilidad 

e e  s iento 

  Los planes de mantenimiento por adelgazamiento que se encuentran resaltados en 

ll n las tablas 4.39, 4.40, 4.41 y 4.42, fueron propuestos a causa de un vacío 

te en los reg stros de

cuales presentaban en algunos casos, pe

inspecciones, lo cual rep e o  n t mbre respecto a los 

cálculos de velocidades de corrosión, factor de gran relevancia en un estudio IBR. 

Adicionalmente, las actividades planteadas para la sol ión de la problemática 

expuesta, también permitirán evaluar las plique 

mayor u ma rutinaria y 

poseen la flexibilidad de realizarlas  o no, sin efectos en el valor de riesgo; no 

ocurriendo así, con las demá s a  d e e mp

iten de ac

 su

porque el valor de 

mas de aislam

uy distantes entre 

p  ya

el lapso de estudio 

nos que se hagan m joras en los iste

132 

 

ari o e

ación existen i  mediciones de espesor de los equipos, los 

riodos de tiempos m

ercute en el increm nt de la i cer idu

uc

condiciones del equipo, sin que im

esf erzo de mantenimiento porque pueden ser realizadas en for

s actividades la  cu les eb n s r cu lidas para evitar 
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un mayor incremento de riesgo según las proyecciones indicadas por el software API-

RBI en el módulo de planificación de la figura 4.20. 

 

   A o uaci ,  o de riesgo, en base a la proyección de dos 

escenarios en un lapso de 10 años: riesgo sin el plan de mantenimiento propuesto y 

riesgo con la imple n ió t m cenarios a su vez, son comparados con 

el riesgo actual  tal como se muestra en la tabla 4.43.   

 

Tabla 4.43 V r e s  a a i cciones y con nuevas inspecciones en 

u i

 c ntin ón se presentan los val res 

me tac n de és e, a bos es

spe
 

alo es d  rie go ctu l, s n in

n t empo de estudio de 10 años 

Equipo R o al iesg actu Riesgo sin inspecciones Riesgo con inspecciones 
propuestas 

EA-  70 230 179 11 A T

EA-  11 D C 8 449 78 

DA- sóleo 12.3 120 275 1 Ga

DA-1 Fondo 7,04 126 161 

BA-1 ASTM 213 T5 160 782 1813 

BA-1 ASTM 213 T7 10 162 46 

BA- T 9 2970 2970 2290 1 AS M 213 T

EA-  1 2.8 1.5 5.11 F T

EA-  2 3,5 2,4 6,11 A C

EA-11 B 2,4 8 5,3 C

EA-11 B T 7 5,6 3,5 8,

EA-11 C 2 3,5 2,4 6,C

2,8 7,EA-11 C T 3 4,2 

3,5 EA-11 D T 8 4,9 

EA-11 E C 1,2 4,4 2,2 

1,5 EA-11 E T 5,1 2,8 

 

 

 

Continuación de la tabla 4.43 
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EA-11 F C 1,8 5,6 3 

FA-9 0.36 13.3 8.28 

FA-12 62.7 145 22 

DA-1 Jet 1,7 8,4 5,4 

BA-1 ASTM 106 B 1,9 5,1 2,9 

BA-1 ASTM 335 P11 1,4 4,5 2,4 

BA-1 ASTM 355 P5 1,3 4,2 2,2 

H-751 ASTM 200 T7 3,1 8,2 4,7 

EA-4 C 0,4 1,8 0,91 

EA-17 C 0,51 1,8 0,91 

EA-24 C 0,3 1,3 0,61 

FA-4 3 3,2 3,07 

FA-8 0,36 1,3 0,64 

FA  0,14 7,1 0,21 -13

DA-1 Nafta 0,69 3,5 2,2 

DA-1 Diesel 1 0,76 3,8 2,5 

DA-1 Diesel 2 0,76 3,8 2,4 

EA-4 T 0,049 0,16 0,16 

EA-24 T 0,054 2,54 0,24 

DA-1 Tope 0,064 0,32 0,32 

 

   Como se puede observar, si durante el tiempo de estudio no se realiza ninguna 

inspección, los valores de riesgo se incrementan considerablemente en algunos 

equipos debido al aumento del factor de daño durante el lapso de estudio. El software 

API-RBI, realiza la proy te 

de pérdida de espesor (ar/t) utilizado anteriormente para estimar el subfactor del 

módulo técnico de adelgazamiento, pero esta vez, el tiem servicio del equipo 

será, el lapso comprendido entre la fecha de evaluación y la fecha de finalización del 

plan, tal como se muestra a continuación para el intercambiador EA-11DC, tomado 

como ejemplo en los cálculos anteriores: 

a: tiempo se servicio (2019-1985=34 años) 

ección del riesgo en el tiempo, en base al factor equivalen

po de 

 

Datos: 
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r: tasa de corrosión, 0.00945 plg/año 

t: espesor actual del equipo, 0.500 plg 

 

   Nótese q e el úniu co valor variante en este caso, son los años de servicio que para el 

jemplo anterior era 24 años, los demás datos son los mismos utilizados el cálculo del 

subfactor de módulo técnico. 

 

e

 

 

 

   EL factor ar/t es considerado por la norma API 581, como una especie de vida 

manente del equipo. Con este valor, la efectividad (B) y tres (3) inspecciones 

propuestas, tal como se muestra en la tabla 4.39 para el mecanismo de 

delgazamiento, se ingresa a la tabla 4.44, obteniéndose un factor de daño proyectado 

a 10 años de 250 resaltado en el óvalo rojo.  

 

   Considerado que, el equipo posee una tasa de corrosión baja; se estima que el 

9.45plg/año), y que como se dijo anteriormente, la única variable que se 

modificó fueron los años de servicio, es evidente que el tiempo influye notablemente 

en el incremento de la probabilidad de falla del equipo, ya que éste se va acercando 

en cada año a su tiempo de vida útil. 

re

a

espesor de pared se reduce apenas en menos de medio milímetro al año (0.24 

mm/año=0.00
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Tabla 4.44 Subfactores de módulo técnico de adelgazamiento 

1 Inspecciones 2 In es speccion 3 Inspecciones 4 Inspecciones 5 Inspecciones 6 Inspecciones 

Efecti d de insvida pección Efectividad de inspección Efectividad de inspección Efectividad de inspección Efectividad de inspección Efectividad de inspección ar/t 
No 

Inspection 
D C B A D C B A D C B A D C B A D C B A D C B A 

0.02 1 1 1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  

0.04 1 1 1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  

0.06 1 1 1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  

0.08 1 1 1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  

0.10 2 2 1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  1  

0.12 6 5 3  2  1  2  4  1  1  3  1  1  1  2  1  1  1  2  1  1  1  1  1  1  1  

0.14 20 17 10  6  1  6  13  1  1  10  3  1  1  7  2  1  1  5  1  1  1  4  1  1  1  

0.16 90 70 50  20  3  20  50  4  1  40  10  1  1  30  5  1  1  20  2  1  1  14  1  1  1  

0.18 250 200 130  70  7  70  170 10  1  130 35  3  1  100  15  1  1  70  7  1  1  50  3  1  1  

0.20 400 300 210  110  15  120  290 20  1  260 60  5  1  180  20  2  1  120  10  1  1  100  6  1  1  

0.25 520 450 290  150  20  170  350 30  2  240 80  6  1  200  30  2  1  150  15  2  1  120  7  1  1  

0.30 650 550 400  200  30  200  400  40  4  320 110 9  2  240  50  4  2  180  25  3  2  150  10  2  2  

Fuente: Publicación API P 581 Risk Based Inspection Base Resource Docume

 

 

nt. (2000) 
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Continuación de la tabla 4.44 

1 Inspecciones 2 Inspecciones 3 Inspecciones 4 Inspecciones 5 Inspecciones 6 Inspecciones 

Efectividad de inspección Efectividad de 

inspección 

Efec d de tivida

inspección 

Efectividad de inspección Efectiv  d specciónidad e in Efectividad de inspección 
ar/t 

No 

Inspección 

D C B A D C B A D C B A D C B A D C B A D C B A 

0.40 900 800 700  400  130  700 400  120 30  600 200 50  10  500  140 20  8  400  110  10  8  350  90  9  8  

0.45 1050 900 810  500  200  800 500  160 40  700 270 60  20  600  200 30  15  500  160  20  15  400  130 20  15  

0.50 1200 1100 970  600  270  1000 600  200 60  900 360 80  40  800  270 50  40  700  210  40  40  600  180 40  40  

0.55 1350 1200 1130  700  350  1100 750  300 100  1000 500 130  90  900  350 100  90  800  260  90  90  700  240 90  90  

0.60 1500 1400 1250  850  500  1300 900  400 230  1200 620 250  210  1000  450 220  210  900   360  210 210  800  300 210  210  

0.65 1900 1700 1400  1000  700  1600 1105 670 530  1300 880 550  500  1200  700 530  500  1100 500 500  1000  640  600 500  500  

Fuente: Publicación API P 581 ction Base Resource Document. (2000) Risk Based Inspe
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   En la tabla 4.44 se puede observar, como el número y efectividad de inspecciones 

también influyen en el factor de daño del equipo, mientras menos inspecciones se le 

alicen al equipo, más incertidumbre se tendrá, respecto a la condición en cuanto a 

8 y que la actividad propuesta en la tabla 4.39, se realiza en 

la parada intermedia, el factor de daño proyectado para SCC considerando como se 

dijo anteriormente en la figura 4.11, que el equipo posee susceptibilidad baja para 

SSC (Subfactor preliminar =1) será: 

 

Datos: 

Años desde la última inspección por SCC (proyectado): 2019-2015= 4 años 

Subfactor preliminar= 1 

re

deterioro que éste posee y por ende, esto implica mayor riesgo de falla, de igual 

manera ocurre cuando se realizan inspecciones de poca calidad o efectividad para 

detectar el deterioro. 

 

   Las proyecciones deben aplicar para cada mecanismo potencial que afecte al 

equipo, para el mecanismo de SCC, se proyectará en base a la última fecha estimada 

para inspección de SCC.  

 

   Suponiendo que las fechas tentativas para las paradas en el lapso de estudio son en 

los años 2012, 2015 y 201

 

 

 

   Una vez que se tienen las proyecciones para cada mecanismo potencial, se estima la 

probabilidad de falla para el escenario donde se aplican las recomendaciones de 

mantenimiento emitidas en este trabajo en las tablas 4.39. Recordando que el factor 

138 
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de probabilidad es la sumatoria  de cada mecanismo potencial 

tal com

 

            

 de los factores de daño

o se mostró en la ecuación 4.4, se tiene que: 

               

 

 
 

 
 

 Adicionando a este subfactor, el factor modificador de equipos cuatro (4), el cual 

per

obtiene

probab

 

  

manece igual que en cálculos anteriores referentes a módulo de la figura 4.13 se 

 que un factor modificador de probabilidad FE =260. De esta manera, la 

ilidad de falla será: 

 
 

 

 

   Co

de falla

 

nsiderando que la consecuencia de falla permanece igual, finalmente, el riesgo 

 será: 
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   Es

distribu

4.21, obteniéndose que con la implementación de los planes de mantenimiento 

propuestos en este trabajo, disminuye la cantidad de equipos en alto riesgo de un 19 

% a

equipos

en riesg  riesgo bajo. 

te valor puede ser observado en la tabla 4.43. Para este escenario se presenta una 

ción porcentual de los equipos para cada una de las categorías en la figura 

 un 14%, esto se puede observar comparando las figuras 4.19 y 4.21. Los demás 

 se encuentran distribuidos en un 62% de equipos en riesgo medio alto, 19% 

o medio y tan solo un 5% de los equipos se encuentran en 

 

 
Figura 4.21 Distribución porcentual del los equipos en las categorías de riesgo 

considerando que se inspeccionan según el plan propuesto. 

 

   La proyección de riesgo para el escenario donde no se inspeccionan los equipos en 

el período de estudio, se realiza de manera similar a la expuesta anteriormente, bajo 

las siguientes directrices: 

 

 Para la proyección del factor de daño por adelgazamiento, con el mismo factor 

de ar/t calculado anteriormente, se ingresa a la tabla 4.44, y se tomará el 

factor correspondiente, solo y únicamente de la columna identificada como 

“No inspección . 
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 Para la proyecció C, se tomará el lapso 

 

 

Para esta proyección se puede observar la distribución de los equipos por 

c

19%

estu

frac gran riesgo para la planta DA-1. 

n del factor de daño por SC

comprendido entre la última fecha de inspección en el registro del equipo, es 

decir, año 2007, y la fecha de finalización del plan, 2019 (12 años). 

 

Repetir los pasos restantes aplicados en el ejemplo anterior. 

ategorías de riesgo en la figura 4.22, donde los equipos en alto riesgo aumentan 

 a 46 %, los cual representa casi la mitad de la población de 37 equipos 

diados. Bajo este escenario, los sistemas de precalentamiento, calentamiento y 

cionamiento representarían, en general, un 

 

 
ura 4.22. Distribución porcentuaFig l de los equipos en las categorías de riesgo 

considerando que no se inspeccionan durante el periodo de estudio. 

 

   En eq

213 T  en la tabla 4.43, el plan de 

antenimiento propuesto no logra evitar que el riesgo tienda a aumentar según la 

pro

uipos como los intercambiadores EA-11 A T, EA-11 DC y los tubos ASTM 

7 del horno BA-1, tal como se observa

m

yección hacia la fecha final del plan, esto se debe al incremento del factor de daño 
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por ad

corrosión es la que determina que tan rápido puede avanzar el deterioro. 

   E

máxim

para di

propuesto, se llevará a cabo una examinación exhaustiva, con la cual se determinará 

n cada vez, la condición real del equipo, y si la proyección en realidad se cumple, ya 

que

 

   Los o BA-1, poseen dos causales de deterioro, 

orrosión por HTHA y adelgazamiento. Estos tubos manejan las más altas 

tem

mecani

igual q cciones o acciones correctivas que 

ermitan mitigar el riego. Al aplicar el plan de mantenimiento, estos tubos deberán 

ser 

los lím án ser reemplazados. Las temperaturas de este equipo 

eben ser monitoreadas para evitar que superen el límite de diseño, pues se agravaría 

aún

elgazamiento, pues este mecanismo no se detiene en el tiempo y la tasa de 

 

s importante notar en la tabla 4.39, que estos equipos poseen el número y calidad 

a de inspección; lo que significa que se necesitaría un número mayor de éstas 

sminuir el riesgo. Sin embargo, en el cumplimiento del plan de mantenimiento 

e

 esta es solo una estimación, y no un escenario determinante. 

tubos ASTM 213 T9 del horn

c

peraturas del grupo de equipos evaluados en este trabajo, lo cual agrava estos 

smos, por ende, tampoco se logra disminuir su riesgo de manera notable, al 

ue el caso anterior se necesitarían mas inspe

p

examinados y según su condición; si presentan algún tipo de deformación fuera de 

ites aceptables, deber

d

 más su riesgo actual. 
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CONCLUSIONES 
 Los equipos estáticos pertenecientes a los sistemas de precalentamiento, 

calentamiento y fraccionamiento de crudo de la Unidad Destiladora DA-1 

poseen un buen estado estructural y se encuentran operativos a excepción del 

intercambiador EA-6 que se encuentra fuera de servicio. 

idroclorhídrico) corrosión externa, SCC, HTHA, oxidación y termofluencia. 

 de falla más que por la frecuencia de 

la misma. 

equipos) tienen un nivel de riesgo bajo. 

 los equipos que contiene actividades efectivas de 

inspección que buscan en todo momento la prevención y reducción de fallas. 

 

 Se determinó que los mecanismos de degradación que pueden afectar 

potencialmente los equipos estudiados son; adelgazamiento de pared 

(sulfidación y corrosión por ácidos nafténicos, corrosión por ácido 

h

 

 Las consecuencias de fallas de los equipos estudiados, son elevadas debido a 

la gran cantidad de fluido que manejan los grupos de inventario y por tanto el 

riesgo está inducido por la consecuencia

 

 De acuerdo con los resultados de la aplicación de la metodología IBR a los 37 

equipos estudiados, 19% (7 equipos) se encuentran en riesgo alto, 43% (16 

equipos) se encuentran en riesgo medio-alto, 27% (10 equipos) poseen un 

nivel de riesgo medio y el 11% (4 

 

 Bajo la premisa del IBR se elaboró un plan de mantenimiento que adaptado al 

nivel de riesgo asociado a
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 Con la implementación del plan de mantenimiento propuesto en este trabajo, 

se busca disminuir el porcentaje de equipos en alto riesgo, de un 19% a un 14 

%. 

je de los 

mismos en alto riesgo se incrementará de un 19% a un 46%, lo cual 

 Los intercambiadores EA-11 A T, EA-11 DC y los tubos ASTM 213 T7 del 

. 

turas de 

los equipos estudiados, lo cual es un agravante que influye notablemente en su 

 

 Si no se inspeccionan los equipos en el lapso de estudio, el porcenta

representa un gran riesgo para la planta DA-1 en general. 

 

horno BA-1 tienden a un incremento del factor de daño por adelgazamiento 

debido principalmente al tiempo y sus tasas de corrosión

 

 Los tubos ASTM 213 T9 del horno BA-1 poseen las más altas tempera

nivel de riesgo. 
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RECOMENDACIONES 

es para la inspección y el mantenimiento de los equipos estáticos de 

los sistemas de precalentamiento, calentamiento y fraccionamiento de la 

 Independientemente de las fechas en que se ejecuten las paradas programadas 

 metodología IBR, requieren inspección durante el período de planificación 

(próximos 10 años a partir del año 2009). 

uesto a otros mecanismos de 

degradación no considerados por la metodología IBR, como por ejemplo, 

ipos, como por ejemplo, cambio de la composición de 

la carga de alimentación a la instalación,  cambios de materiales y 

 Independientemente del nivel de riesgo de los equipos, se recomienda realizar 

actividades correctivas cuando en las inspecciones propuestas se detecte 

alguna condición perjudicial para el equipo. 

 

 Hacer un estudio y selección de aquellos equipos que pueden ser intervenidos 

fuera de las paradas de mantenimiento mayor, a objeto

 Aplicar el plan de mantenimiento propuesto en este trabajo, a fin de evitar un 

incremento en el nivel de riesgo y hacer uso efectivo de los recursos 

disponibl

Unidad de Destilación DA-1. 

 

de la planta, se recomienda realizar las inspecciones en los equipos que, según 

la

 

 Ajustar el plan de mantenimiento prop

obstrucción de tubos de intercambiadores y componentes internos de torres y 

recipientes). 

 

 Actualizar el estudio IBR cada vez que ocurran cambios significativos en las 

condiciones de los equ

modificaciones de los equipos. 
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de administrar de manera más efectiv

este fin. 

 

 Realizar un estudio de factibilidad té lvulas de 

control remoto que permitan aislar los equipos con prontitud y sin exposición 

humana, en casos de fuga, lo 

consecuencias. 

 Instalar sistemas que permitan determinar de manera más precisa los 

os de corrosión a los cuales se encuentran expuestos los equipos de 

la Unidad de Destilación DA-1. 

 

 Instalar adhesivos en la pared de los equipos, que permitan ubicar con mayor 

precisión el palpador del instrumento de ultrasonido en los mismos puntos de 

medición, durante inspecciones sucesivas. 

 

 Incluir en el estudio al intercambi

condición operativa. 

 Extender el estudio al resto de los sistem  que integran la Unidad 

Destiladora DA-1. 

 ser utilizado con criterio por parte 

del evaluador porque posee algunas discordancias que deben ser detectadas 

para la obtención de resultados acertados. 

 

a el tiempo y los recursos asignados para 

cnica económica para instalar vá

cual permitiría reducir el índice de 

 

mecanism

ador EA-6 tan pronto sea puesto en 

 

as y equipos

 

 El Software API-RBI versión 3.3.3 debe
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