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L a Inspección Basada en Riesgo  
(IBR) permite estudiar la suscep-
tibilidad del equipo a diferentes 

mecanismos de daño, y establecer las 
inspecciones necesarias para monito-
rear su estado. Aunque el concepto de 
inspección se asocia principalmente a 
equipos en servicio, realizar la plani-
ficación de esta en la etapa de diseño 
resulta muy fructífero, dado que per-
mite volcar la experiencia de plantas 
con muchos años en funcionamiento. 
Esto posibilita prever las inspecciones 
que serán imprescindibles para asegu-
rar su integridad y, de ser necesario, 

Planificación 
de la Inspección 
Basada en Riesgo de una 
planta de bajo azufre
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En este trabajo, seleccionado durante el último 3° Congreso 
latinoamericano y del Caribe de Refinación realizado por el IAPG, 
se explica que uno de los objetivos deseables para las refinerías 
del futuro es que sean más confiables y seguras, tanto para su 
personal como para el medioambiente. Un camino posible para 
conseguirlo consiste en planificar las actividades de inspección 
utilizando la metodología de Inspección Basada en Riesgo en 
etapas tempranas de construcción de las plantas que conforman 
la refinería. Esto permite abordar la problemática desde una 
visión global, dado que de la misma participan Operaciones, 
Mantenimiento, Seguridad e Inspección.
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modificar el diseño del equipo y su 
ubicación en planta para permitir la 
realización de dichas inspecciones.

La Inspección Basada en Riesgo 
permite mejorar la seguridad del per-
sonal y del medioambiente, maximizar 
los recursos económicos destinados a 
la inspección de los activos físicos, y 
contribuye a la disminución del lucro 
cesante debido a paradas, tanto innece-
sarias como no programadas. 

En la actualidad, debido a la ne-
cesidad de adecuar los combustibles a 
los requerimientos del mercado, se es-
tán realizando ampliaciones en varias 

de las refinerías instaladas en nuestro 
país. 

CTI ha participado en el estudio 
de riesgo (aplicando API RP 581) du-
rante la etapa de ingeniería detallada, 
previa al montaje y puesta en marcha, 
de una planta de bajo azufre para naf-
ta y gas oil, compuesta por 9 unidades 
de aproximadamente 270 equipos. 
Durante este proyecto, se descubrie-
ron puntos susceptibles a fallas que 
no habían sido identificados en la eta-
pa de diseño. Mediante la aplicación 
de la metodología IBR, se logró una 
revisión sistemática de los posibles 

mecanismos de daño en cada uno de 
los equipos de la planta. 

Como resultado de este proyecto 
se obtuvo un cronograma de inspec-
ciones (definiendo las actividades, 
tanto intrusivas como no intrusivas), 
basado en un ranking de riesgo, se 
establecieron cambios en el diseño 
con el fin de optimizar las futuras ins-
pecciones y se detectaron los puntos 
críticos para la seguridad. A raíz del 
análisis realizado surgieron mejoras y 
modificaciones para incorporar en los 
manuales de operación.

Inspección Basada 
en Riesgo 

Con el paso del tiempo, la indus-
tria ha evolucionado y, con ella, tam-
bién la inspección. En un principio, 
los equipos se operaban a rotura (man-
tenimiento reactivo); luego se pasó al 
mantenimiento preventivo, es decir 
que la inspección se realizaba a todos 
los equipos en intervalos regulares de 
tiempo, con lo cual no se optimizaban 
tiempo ni recursos. Posteriormente, 
surgieron las prácticas recomendadas 
API RP 510 (equipos fijos), API RP 570 
(cañerías) y API RP 653 (tanques), las 
cuales establecen frecuencias de ins-
pección para los diferentes tipos de 
equipos según su operación y porcen-
taje de vida consumida, es decir, una 
frecuencia de inspección basada en 
consecuencias. 

A principios del año 2000, apare-
cen las API RP 580/581, que presen-
tan los lineamientos generales de la 
Inspección Basada en Riesgo (IBR). 
Ambas resultan una herramienta de 
gran utilidad para la industria de hoy, 
donde los recursos, tanto económicos 
como humanos, son una variable fun-
damental a tener en cuenta, ya que la 
tendencia es mejorar la confiabilidad 
sin desestimar la seguridad. 

Este documento (API RP 581) pro-
porciona la metodología para: 
• Establecer un ranking de riesgo de 

los equipos de una planta, con el 
fin de poner la mayor atención en 
aquellos de mayor riesgo.

• Estudiar metódicamente la suscepti-
bilidad de los equipos a los diferen-
tes tipos de daño (corrosión, cam-
bios metalúrgicos por operación, 
fragilización, etcétera).

• Establecer las actividades de inspec-
ción (frecuencias, tipos y exten-
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siones) orientadas a determinar la 
existencia de dichos daños.
En el estudio de Inspección Basada 

en Riesgo, el mismo se define como 
el producto de probabilidad de ocu-
rrencia de un evento x consecuencia 
del evento, donde evento se refiere a 
una falla que provoca una “pérdida de 
contención” al exterior. 

En la figura de esta página se 
muestra una matriz de riesgo, según 
API RP 581. 

El análisis de IBR tiene varios ni-
veles: cualitativo, semicuantitativo y 
cuantitativo; con lo cual, según la ne-
cesidad del usuario, puede realizarse el 
estudio con diferentes grados de pro-
fundidad. Así, si en un sistema se cono-
cen pocos o ningún dato, se puede rea-
lizar un análisis cualitativo y establecer 
un primer ranking de riesgo para luego 
realizar una inspección tipo baseline de 
los equipos más riesgosos. 

En un análisis cualitativo se re-
quiere: 
• Inputs basados en información des-

criptiva.
• Se estudia un grupo de equipos con 

similares condiciones de operación, 
circuitos de corrosión, etcétera.

• Para la realización se requiere un 
equipo estratégicamente formado 
y capacitado, ya que para el mejor 
aprovechamiento de análisis se ne-
cesita juicio ingenieril + experiencia.

• Inputs dados en rangos.
• La exactitud del análisis depende 

de la experiencia y background del 
analista. 

• Resultados cualitativos en categorías 
de riesgo: bajo, medio, medio-alto 
y alto, que se vuelcan en una “ma-
triz de riesgo”. 

Para realizar el análisis semicuanti-
tativo, es necesario tener mayor canti-
dad de información para hacer el estu-
dio. Se requieren datos de construcción 
del equipo, condiciones de operación, 
mantenimiento e historial de inspec-
ción. Sus características generales: 
 • Se estudia un equipo en particular.
 • Para el cálculo se necesitan condi-

ciones de diseño y operación nor-
mal y upsets como mínimo, todo 
dato adicional como los historiales 
de inspección aumentan la riguro-
sidad del análisis. 

• Se proporcionan “preguntas guía” 
para establecer las susceptibilida-
des a los daños posibles que pueda 
sufrir el equipo por sus condiciones 
de operación.

• Se proporciona bibliografía sobre ve-
locidades de corrosión para realizar 
el estudio aunque no se tengan da-
tos de las mismas. 

• Los resultados dados se traducen en 
categorías de probabilidad de la 
matriz de riesgo. 

• Se establece un “target” de riesgo o 
un límite de riesgo aceptable. 

• Se obtiene un plan de inspección a 
medida del equipo estudiado. 

• Se obtienen recomendaciones para 
mantenimiento y operación que 
permiten extender la vida útil del 
equipo. 

Análisis cuantitativo 

Para realizar el análisis cuantitati-
vo son necesarios mayor cantidad de 
datos que para los estudios anterior-
mente nombrados:
• Inputs: datos de diseño, operación, 

historial de operación, acciones 
humanas, procesión física de acci-
dentes, potencial efectos en la sa-
lud y medio ambiente. 

• Se calculan consecuencias inflama-
bles y tóxicas con diferentes esce-
narios propuestos. 

• Presenta modelos lógicos combi-
nando eventos para describir las 
consecuencias. 

• Se necesita para la realización infor-
mación acerca del sistema de ges-
tión de integridad de activos de la 
empresa.

• Se distingue del análisis cualitativo 
por la profundidad de análisis e inte-
gración de evaluaciones detalladas. 

• Los resultados se muestran en nú-
meros, se puede obtener el riesgo 
de cada equipo en dinero/año. 

El equipo de trabajo que se forma 
para la realización de la IBR es mul-
tidisciplinario; con lo cual se abor-
dan no solo temas concernientes a la 
degradación de los materiales por el 
contacto con el fluido de proceso o 
condiciones de operación, sino tam-
bién problemas de operación, mante-
nimiento e inspección. 

En resumen, realizando un estu-
dio de la IBR, se puede establecer un 
programa sistemático de inspección y 
mitigación de acuerdo a:
• El tipo de daño que es posible que 

se produzca en el equipo que afecte 
su integridad mecánica.

• En qué lugar del equipo puede darse 
ese daño.

• Cómo puede detectarse con un gra-
do de certeza aceptable.

• Cuándo o con qué frecuencia debe 
inspeccionarse para mantener el 
riesgo acotado por debajo de un 
“target de riesgo” establecido por 
el dueño del equipo.

• Establecer acciones de mitigación de 
consecuencias según las áreas afec-
tadas en los posibles eventos.

En resumen, la nueva generación 
de programas de inspección que están 
basados en estudios de riesgo tiene 
alta aceptación en la industria petro-
lera principalmente porque: 
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• Es una metodología de costo efec-
tiva que contribuye a desarrollar 
un plan de inspección y manteni-
miento a medida para cada equipo.

 • El proceso IBR minimiza riesgos, 
mejora la seguridad, evita pérdidas 
de contención y reduce pérdidas 
económicas.

• Se puede utilizar además como es-
trategia que permite la toma de 
decisiones con datos inciertos o 
insuficientes.

• Prioriza las acciones preventivas. 
• Contribuye a extender la vida de la 

planta.
• Reduce el mantenimiento reactivo.
• Optimiza las necesidades y costos de 

inspección y mantenimiento: 
- Eliminando inspecciones innece-

sarias o inefectivas.
- Reduciendo o eliminando la ins-

pección de ítems de bajo riesgo.
- Sustituyendo métodos intrusivos 

por monitoreo on-line o no inva-
sivos, lo que permite que la dispo-
nibilidad de los equipos en servi-
cio aumente.

- Sustituyendo frecuentes inspeccio-
nes poco efectivas por inspecciones 
menos frecuentes más efectivas.

• Aumento en la disponibilidad de las 
instalaciones.

• Reducción de pérdidas de produc-
ción por paradas no programadas. 

• Predictibilidad de la necesidad de 
repuestos.

• Alineación con legislación y norma-
tiva vigente. 

• IBR satisface los requerimientos am-
bientales y de salud ocupacional, 
tanto provenientes de las regula-
ciones internacionales como de las 
aseguradoras. 

La optimización de las inspecciones 
de un equipo se puede plantear, como 
en el presente trabajo, también en equi-
pos que forman parte de un proyecto 
durante la etapa de diseño, estudiando 
sistemáticamente los mecanismos de 
degradación asociados a su servicio. De 
esta manera, es posible comenzar con 
la operación de una planta conocien-
do sus puntos críticos relacionados con 
la integridad y, adicionalmente, tomar 
acciones en la etapa de diseño, que re-
dunden en evitar problemas a lo largo 
de la vida útil de la misma. La ventaja 
de realizar el análisis antes de la cons-
trucción de la planta es la posibilidad 
de hacer cambios en el diseño que 
eviten complicaciones a la hora que la 
planta esté en plena producción. 

Daños producidos 
por compuestos de azufre 

La sulfidación es la corrosión del 
acero al carbono y otras aleaciones 
(aceros inoxidables de las series 300 y 
400, aleaciones de base níquel y tam-
bién de base de cobre), resultante de 
la reacción química con compuestos 
de azufre a altas temperaturas (típi-
camente entre 260 ºC y 400 °C). Este 
mecanismo produce un scale o capa 
de sulfuro metálico que penetra en el 
acero y consume su espesor, provo-
cando adelgazamientos de espesores 
con wastage (desperdicios pulverulen-
tos de metal degradado constituido 
por óxidos y sulfuros metálicos).

Los principales factores que afectan 
a la sulfidación son composición de la 
aleación, la temperatura y la concentra-
ción de compuestos de azufre. En gene-

ral, la resistencia a la sulfidación de las 
aleaciones base de hierro y níquel se 
determina por el contenido de cromo 
del material. Los aceros inoxidables de 
la Serie 300, tales como los 304, 316, 
321 y 347, son muy resistentes en la 
mayoría de los procesos de refinación. 
Las aleaciones base níquel proporcio-
nan una protección a la sulfidación 
equivalente a los aceros inoxidables, 
para porcentajes similares de cromo.

La sulfidación es causada prin-
cipalmente por H2S y otras especies 
reactivas del azufre, como resultado 
de la descomposición térmica de com-
puestos de azufre a altas temperaturas.

El producto de corrosión que se 
forma, similar a escamas de sulfu-
ro, en la superficie del componente 
ofrece diversos grados de protección 
según la aleación y la severidad de 
la corriente de proceso. Además del 
adelgazamiento uniforme, la sulfida-
ción también puede presentarse como 
corrosión localizada o daños de alta 
velocidad erosión-corrosión.

Las unidades típicamente afecta-
das por este mecanismo de daño son 
FCC, Unidades de Coke, Vacío e Hi-
droprocesamiento.

El ataque por ácidos politiónicos 
es una forma de corrosión bajo ten-
sión que normalmente ocurre du-
rante paradas, arranques o durante 
la operación cuando el aire y la hu-
medad están presentes. La fisuración 
actúa sobre los aceros inoxidables 
austeníticos sensibilizados. La misma 
se origina por los ácidos de azufre for-
mados por los sulfuros, el aire y la hu-
medad. Generalmente, se presenta en 
las zonas adyacentes a las soldaduras 
o áreas tensionadas.
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La fisuración se puede propagar 
rápidamente a través del espesor de 
pared de las tuberías y los componen-
tes en cuestión de minutos u horas.

Los materiales más afectados son 
los aceros inoxidables de la serie 300, 
las aleaciones 600/600H y 800/800H.

Las aleaciones afectadas se sensi-
bilizan durante la exposición a tem-
peraturas elevadas (entre 400 °C y  
815 °C) durante la fabricación, solda-
dura o servicio a alta temperatura. 

Proceso 
de hidrodesulfurización

La hidrodesulfurización (HDS) es 
un proceso químico catalítico utilizado 
para eliminar el azufre (S) a partir de gas 
natural y de productos refinados del pe-
tróleo tales como gasolina o diesel, jet 
fuel, kerosene y aceites combustibles.

El propósito de la eliminación del 
azufre es reducir el dióxido de azufre 
(SO2), que resulta de la utilización de 
estos combustibles en vehículos auto-
motores, aeronaves, barcos, plantas 
de energía, etcétera, para disminuir 
la contaminación ambiental. El azu-
fre, además, se encuentra combinado 
formando compuestos químicos que 
pueden corroer el motor en el mo-
mento de la combustión. 

Las legislaciones ambientales ac-
tuales son cada vez más exigentes en 
los límites máximos permisibles de 
determinados compuestos dañinos; 
en particular, el contenido máximo 
de azufre en algunos países europeos 
no debe exceder las 10 partes por mi-
llón (combustibles limpios). 

A partir del año 2006, el límite to-
tal de azufre para diesel de la carretera 
está en el rango de 15 a 30 ppm en 
peso. Estos valores requieren la utili-

zación de combustibles de ultra bajo 
contenido de azufre. 

Otra razón importante para elimi-
nar el azufre de las corrientes de nafta 
dentro de una refinería de petróleo es 
que el azufre, incluso en concentra-
ciones extremadamente bajas, puede 
envenenar los catalizadores de meta-
les nobles (platino y renio) en las uni-
dades de reformado catalítico que se 
utilizan posteriormente para aumen-
tar el índice de octano de la nafta. 

Los procesos industriales de hidro-
desulfurización incluyen instalaciones 
para la captura y la eliminación del sul-
fhídrico resultante (H2S). En las refine-
rías de petróleo, el gas H2S se convierte 
posteriormente en subproducto ácido 
sulfúrico o azufre elemental. 

Abajo se presenta un esquema tí-
pico de una unidad de HDS, con los 
mecanismos de daño potenciales, se-
gún API RP 571.
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Planta Claus

Al final del proceso de desulfuri-
zación de combustibles y tratamien-
to de gas ácido, queda como “gas de 
cola” el ácido sulfhídrico residual y 
el dióxido de azufre absorbido en los 
procesos anteriores. 

Para utilizar este residuo y recupe-
rar azufre al fin del proceso de desul-
furización, se encuentra en general 
una planta Claus, donde el principal 
objetivo de este proceso es convertir 
el H2S presente en el gas ácido en azu-
fre elemental.

Hasta 1970, el principal motivo 
para la recuperación de azufre de los 
gases de refinería era el económico. 

El sulfuro de hidrógeno se em-
pleaba, junto con otros gases, como 
combustible de la refinería, y las con-
centraciones de dióxido de azufre en 
los gases de combustión estaban den-
tro de los límites aceptables para la 
época. Incluso, en las refinerías con 
unidades de recuperación de azufre, 
el rendimiento en la recuperación era 
del 90 al 93%. 

Los métodos que se empleaban 
eran del tipo de conversión en lecho 

catalítico seco, como los procesos 
Claus y el de Oxidación directa.

En una operación de un solo paso 
el rendimiento se limita a 90 - 93% 
de recuperación de azufre. Después de 
la promulgación del Environmental Po-
llution Act se hizo necesario recuperar 
más del 95% del azufre para cumplir 
las normas sobre polución; ello re-
quiere generalmente procesos en dos 
etapas o más. En una unidad de Claus 
con tres lechos catalíticos puede lle-
garse a recuperaciones del 98%. 

El proceso Claus trabaja correcta-
mente con gases que contengan más 
del 20% (en volumen de sulfuro de 
hidrógeno y menos del 5% en hidro-
carburos). El rendimiento global no es 
superior al 98%, ya que está limitado 
por consideraciones termodinámicas.

La alimentación de la planta es el 
H2S proveniente de las plantas de “en-
dulzamiento” de gas. 

En refinerías, la carga puede pro-
venir de plantas de recuperación de 
H2S y de Strippers de aguas ácidas, en 
las cuales además de traer H2S la carga 
contiene NH3. 

El amoníaco, al igual que el ácido 
sulfhídrico, se quema en el horno, 

pero la presencia del mismo obliga a 
que el horno opere a mayores tempe-
raturas; mientras en el proceso habi-
tual el horno trabaja a 1.200 °C, en 
presencia de amoníaco se debe llegar 
hasta 1.500 °C. 

En el caso de que las temperaturas 
del horno no sean lo suficiente para 
que el amoníaco se transforme en N2 

+ H2O, ese amoníaco remanente forma 
sales complejas de hierro (Fe (NH4) SO4) 
que envenenan el catalizador.

Abajo se presenta un esquema tí-
pico de una unidad Claus, con los me-
canismos de daño potenciales, según 
API RP 571.

Desarrollo

A continuación se presenta un 
resumen del estudio de IBR realizado 
para las plantas HDS y Claus.

Planta Claus

Si bien esta planta maneja un flui-
do de carga muy corrosivo, la mayoría 
de los equipos son de acero al carbono.
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Según API RP 581 y API RP 571, los 
posibles mecanismos de daño en esta 
planta son los siguientes: 
• Corrosión por H2S/H2 a altas tempe-

raturas.
• Corrosión por aguas ácidas.
• Creep (termofluencia lenta). 

• Corrosión bajo tensión por H2S húmedo.
• Corrosión bajo depósito.
• Daño en recubrimiento interno.
• Daño externo.
• Daño en la aislación.
• Fractura frágil.
• Daño por hidrógeno.

En esta planta, el receptor separa-
dor de gotas del gas ácido de entrada 
resultó de riesgo medio alto (2E). En 
las tablas 1-3 se presentan las pregun-
tas guía para evaluar la susceptibilidad 
a los daños propuestos en la metodo-
logía IBR (API RP 581) para este equi-
po en particular.

Como resultado de los análisis 
arriba expuestos, se obtiene el subfac-
tor módulo técnico (TMSF), que es 
una probabilidad relativa a la proba-
bilidad genérica de falla. Se busca que 
este factor resulte menor a 10 para 
mantener la probabilidad de falla del 
equipo dentro del orden de magnitud 
de la probabilidad genérica de falla. 
Los factores que afectan el valor de 
TMSF son la frecuencia y efectividad 
de las próximas inspecciones.

En la tabla 4 se muestra el resumen 
del TMSF para los diferentes tipos de 
daño y el TMSF SUMA. 

Se puede notar que, en este equi-
po, la pérdida de espesor (Thinning) 
resulta un factor crítico. Además, se-
gún la experiencia del personal de 
operaciones, si la temperatura de este 
equipo queda por debajo de 80 °C, se 
forman las sales de amonio que enve-
nenan los catalizadores. 

La concentración de sales de amo-
nio también tiene un impacto directo 
en la velocidad de corrosión (ver ta-
bla 1), con lo cual resulta un punto 
de alta criticidad, motivo por el que se 
decidió modificar el diseño y colocar 
una alarma de baja temperatura.

Es importante tener en cuenta que 
los equipos de esta planta contienen 
un fluido letal, donde un escape pue-
de tener consecuencias catastróficas.

Del análisis realizado a los hornos 

Tabla 1. Preguntas guía pérdida de espesor.
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de esta planta, surgió que la condición 
del refractario es crítica para mantener 
la integridad del equipo, ya que el ma-
terial de construcción no soportaría 
las altas temperaturas a las que opera 
el horno (debido a la exotermia de la 
reacción Claus). En el plan de inspec-
ción, se agregó una termografía anual, 
con lo cual es posible monitorear la 
condición del refractario sin la nece-
sidad de ingresar al horno. También 
es crítica la aislación donde el horno 
reactor limita con el sector del Waste 
Heat Boiler, ya que si esta falla, los tu-
bos se verían afectados seriamente por 
el choque térmico. 

En la tabla 5 se muestra el valor de 
TMSF del horno, con el refractario en 
buen estado. 

Si se produce una falla en el refrac-
tario del horno, el metal base tendría 
que soportar la temperatura de traba-
jo del horno (superior a 1.200 °C), y se 
debería agregar el daño por adelgaza-
miento y creep, con lo cual el valor del 
TMSF sería de 24334. Es decir, hablan-
do en términos de probabilidad de 
falla, que la probabilidad genérica de 
falla se multiplicaría por 24334, o sea, 
aumentaría 4 órdenes de magnitud. 

Un punto crucial para conservar la 
integridad de los equipos y las líneas 
de las plantas de recuperación de azu-
fre es mantener un control estricto en 
la temperatura del tracing de las cañe-
rías, a fin de mantener la temperatura 
por encima de la temperatura de rocío 
del H2S, dado que si el ácido pasa al 
estado líquido, las velocidades de co-
rrosión en acero al carbono se incre-
mentan en forma considerable.

Planta de 
hidrodesulfurización

La planta de hidrotratamiento de 
gasoil se analizó siguiendo los linea-
mientos planteados por el IBR. 

Según API RP 581 y API RP 571, los 
posibles mecanismos de daño en esta 
planta son los siguientes: 
• Corrosión por H2S/H2 a altas tempe-

raturas.
• Fractura frágil por revenido.
• Corrosión bajo tensión por ácidos 

politiónicos (PTA).
• Corrosión generalizada (adelgaza-

miento).
• Corrosión por aminas.
• Corrosión por H2S húmedo (águas 

ácidas). 
Tabla 2. Preguntas guía corrosión bajo tensión.
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Tabla 4. Tabla resumen de los TMSF para los distintos tipos de daño y total – Equipo: receptor separador de gotas.

Tabla 5. Tabla resumen de los TMSF para los distintos tipos de daño y total – Equipo: hornos.

Tabla 3. Preguntas guía fractura frágil.
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• Corrosión bajo tensión por H2S 
(SSC, HIC, SOHIC).

• Daño a la aislación / Daño externo / 
Corrosión bajo aislación.

• Fractura frágil.
• Degradación recubrimiento interno.
• Ataque por hidrógeno a alta tempe-

ratura (HTHA).
• Oxidación a altas temperaturas.

En esta planta, el reactor resultó 
de riesgo alto (3E). En las tablas 6-8 se 
presentan las preguntas guía para eva-
luar la susceptibilidad a los daños pro-
puestos en la metodología IBR (API RP 
581) para este equipo en particular.

En la tabla 9 se muestra el resumen 
del TMSF para los diferentes tipos de 
daño y el TMSF SUMA. 

En equipos que poseen recubri-
miento interno o clad, el método de 
análisis es estudiar la condición del 
recubrimiento en las condiciones de 
operación, y luego analizar el equipo 
como si no poseyera el recubrimiento 
interno. 

El método requiere la compara-
ción de ambas situaciones, eligiendo 
el daño de menor valor de TMSF, ya 
que si el lining tiene un TMSF menor 
al Thinning, esto indica que el recubri-
miento interno está en buenas con-
diciones y que el fluido de proceso 
no tiene contacto con el metal base, 
por lo cual no será necesario tener en 
cuenta la pérdida de espesor. Si, por 
el contrario, el TMSF del recubrimien-
to es alto, esto indica que el recubri-
miento se encuentra en malas condi-
ciones y que posiblemente el fluido 
de proceso se ponga en contacto con 
el metal base y este se corroa. 

En este caso, se tiene en cuenta 

el valor de TMSF correspondiente al 
metal base, dado que el lining no es 
resistente al medio.

El mecanismo de fractura frágil no 
puede ser controlado mediante acti-
vidades de inspección, por lo que se 

Tabla 6. Preguntas guía pérdida de espesor.
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recomienda que se tomen medidas 
preventivas, tales como la despresuri-
zación del equipo antes de la parada 
del mismo. En el plan de inspección 
de aquellos equipos que presentan 
este modo de falla se especificó esta 
recomendación y se realizó la modifi-
cación correspondiente en el manual 
de operaciones.

Del análisis realizado surgió la re-
comendación de realizar la protección 
en paradas según NACE RP 0170, para 
disminuir o eliminar la susceptibili-
dad a la corrosión bajo tensión por 
ácidos politiónicos. 

La práctica recomendada por la 
NACE RP 0170 indica las acciones a 
realizar para proteger los equipos fren-
te a la acción de los ácidos politiónicos. 
Se pueden realizar distintos procedi-
mientos, que dependen del equipo a 
proteger y sus condiciones de servicio: 
protección con purga de nitrógeno, 
protección por lavado con Soda Ash y 
protección usando aire seco. 

Adicionalmente, en el análisis se 
encontró que otro punto crítico de 
la planta eran los aeroenfriadores de 
efluente del reactor. Debido a la alta 
velocidad de corrosión esperada en los 
mismos, se definió realizar una toma 
de espesores baseline en todos los tu-
bos que se tenga acceso, cuando los 
mismos se encuentren a la tempera-
tura de trabajo. Se recomendó realizar 
mediciones de espesor en servicio en 
forma anual. De este modo, se podrá 
obtener la velocidad de corrosión real 
del equipo en un corto tiempo.

Conclusiones 

Si bien el análisis por IBR fue de-
sarrollado para plantas que están en 
funcionamiento, surge ante la necesi-
dad un nuevo concepto: el de diseño 
basado en riesgo. 

De esta forma, respetando los li-
neamientos de la API RP 580/581, se 
analizaron equipos que están en su 
etapa de diseño.

Así, fue posible determinar ciertas 
modificaciones tanto al diseño mecá-
nico como al manual de operaciones. 
Esto permitirá que, cuando la planta 
entre en régimen, disminuya la sus-
ceptibilidad a ciertos daños a través de 
la inspección, o permitirá el monito-
reo de los mismos y, por consiguiente, 
se disminuirá el riesgo. 

Tabla 7. Preguntas guía corrosión bajo tensión.
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De los análisis semicuantitativos 
realizados, surgen planes de inspec-
ción a medida de cada equipo. Por 

ejemplo, en equipos donde la pérdida 
de espesor sea un factor determinante 
de su integridad mecánica, se solicita-

ron ventanas de inspección a fin de 
monitorear el proceso corrosivo sin 
necesidad de la salida de servicio de 
los mismos. 

También aparecen recomendacio-
nes para operaciones y mantenimiento 
para los daños que no se pueden gestio-
nar a partir de la inspección, como por 
ejemplo la fractura frágil, o instruccio-
nes para la salida de servicio para evitar 
el ataque por ácidos politiónicos.

La optimización de las inspeccio-
nes de un equipo se puede plantear, 
como en el presente trabajo, también 
en equipos que forman parte de un 
proyecto durante la etapa de diseño, 
estudiando sistemáticamente los me-
canismos de degradación asociados 
a su servicio. De esta manera, es po-
sible comenzar con la operación de 
una planta conociendo sus puntos 
críticos relacionados con la integridad 
y, adicionalmente, tomar acciones en 
la etapa de diseño, que redunden en 
evitar problemas a los largo de la vida 
útil de la misma. La ventaja de reali-
zar el análisis antes de la construcción 
de la planta es la posibilidad de hacer 
cambios en el diseño que eviten com-
plicaciones a la hora que la planta esté 
en plena producción. 
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