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Resumen

La aplicación de la tecnología de inspección basada en riesgo (IBR) representa un enfoque sistemático basado en las 
prácticas recomendadas API-RP-580, 581, 571 y otros estándares internacionales que tienen como objetivo mitigar el 
riesgo de los equipos estáticos de las plantas asociadas a la industria del petróleo y gas, mediante la optimización de las 
inspecciones, al establecer frecuencias y alcances con base en la valoración del comportamiento histórico, mecanismos 
de deterioro, factores de daño, características de diseño, condiciones de operación, mantenimiento, inspección y políticas 
gerenciales en conjunto con la calidad y efectividad de la inspección, así como las consecuencias asociadas a las 
potenciales fallas. Adicionalmente permite optimizar los programas de inspección en marcha a través de la determinación 
de los puntos de inspección y requeridos por cada equipo, de acuerdo a los mecanismos de deterioro, los niveles de riesgo 
y sus velocidades de corrosión.

Esta evaluación da prioridad a los equipos estáticos, incluidas las tuberías, mediante el cálculo de valores de probabilidad 
y consecuencia para cada componente y proporciona la ubicación del nivel de riesgo en una matriz de 5 x 5, estableciendo 
de los lazos de corrosión e identificando los potenciales mecanismos de deterioro basados en la norma API-RP-571, así 
como los grupos de inventario y los niveles de riesgo con el fin de reducir los mismos a través de las inspecciones, para 
incrementar la seguridad de la planta mediante la mitigación del riesgo, mejorando costo-efectivamente los recursos 
de inspección, evaluar los requerimientos para incrementar o reducir los ciclos de pruebas e inspecciones y finalmente 
proveer recomendaciones y proponer mejoras para reducir el riesgo a los niveles aceptables y optimizar las futuras 
inspecciones y su efectividad.

Palabras clave: Condición, CML, equipo, estático, IBR, inspección, inspección en marcha, mantenimiento, monitoreo 
de condición, optimización, punto de medición, riesgo, tecnología, TML.
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Technology application of risk based inspection (RBI) for generation of 
optimal inspection plans to static equipment at oil & gas facilities

Abstract

Application of Risk Based Inspection Technology (RBI) is a systematic approach based on recommended Practices 
API-RP-580, 581, 571 and other international standards which aims to mitigate the risk of static equipment, associated 
to Oil & Gas facilities, by optimizing inspections, setting frequency and scope based on the assessment of historical 
performance, deterioration mechanisms, damage factors, design features, operating conditions, maintenance, inspection 
and management policies together with the quality and effectiveness of the inspection, and the consequences associated 
with potential failures. Additionally, optimizes inspection programs implemented by determining the Thickness Measure 
Location (TML) and required by equipment, according to the deterioration mechanisms, risk levels and corrosion rates.

This assessment gives priority to static equipment, including piping, by calculating values of probability and consequence 
for each component and provides the location of the risk level in a matrix of 5 x 5, establishing the corrosion loop and 
identifying potential deterioration mechanisms based on API-RP-571, and inventory groups and levels of risk in order 
to reduce them through inspections, to increase plant safety by risk mitigating action than improving cost-effective 
inspection resources, evaluate the requirements to increase or decrease the tests and inspections (T&I) interval and 
finally provide recommendations and propose improvements to reduce risk to acceptable levels and optimize the future 
inspections and its effectiveness.

Keywords: Condition, Condition Monitoring, CML, Equipment, Inspection, On Stream Inspection, OSI, maintenance, 
optimization, measure point, risk, RBI, static, technology, TML.

Introducción

En el mundo industrial, una de las mayores preocupaciones 
recae sobre el diseño, selección y determinación de 
una adecuada política y estrategia de mantenimiento e 
inspección de los equipos estáticos, ya que se enfoca en 
el estudio del deterioro de la pared de un contenedor de 
fluido que puede resultar en la pérdida de la función de 
contención del fluido, es decir, en una fuga de producto 
al medio ambiente y las consecuencias asociadas a la 
misma; como comprometer la seguridad del personal, 
parada del proceso, costos asociados a daños ambientales, 
pérdidas de productos, mantenimiento o cambio de la 
estructura dañada. Motivo por el cual se deben reducir los 
niveles de riesgo asociados mediante la implementación 
de metodologías y técnicas que permiten controlar, 
optimizar, prevenir y predecir la ocurrencia de falla en 
equipos estáticos; debido a esta situación actualmente se 
está implementando una tecnología de inspección basada 
en riesgo (IBR) para la generación de planes óptimos de 
inspección a equipos estáticos, basados en estándares 
internacionales como las prácticas recomendadas API-
RP-580 y 581, y el uso de normas, estándares y prácticas 
API como: 353, 570, 571, 574, 579, 650, 653, 1160 y ASME 

B31.3, 31.4, 31.8 y 31.8S, así como procedimientos de 
ingeniería o estándares de los clientes.

Esta metodología se aplica tanto a equipos estáticos 
(recipientes a presión, intercambiadores, torres, y tanques 
de almacenamiento) como circuitos de tuberías, cuyo 
objetivo es definir los niveles de riesgo de cada equipo, 
basados en la caracterización de la condición actual, 
mecanismos de degradación o deterioro, características 
de diseño, condiciones de operación, calidad y efectividad 
de las actividades de mantenimiento e inspección y las 
políticas gerenciales, así como las consecuencias asociadas 
a las fallas potenciales. Una vez definida la jerarquización 
de los equipos o tuberías de acuerdo a su nivel de riesgo, 
se determinan las actividades de inspección y frecuencias 
o fechas de ejecución, considerando los mecanismos de 
deterioro presentes, y como punto final se realiza una 
optimización del programa de inspección en marcha, que 
permite determinar la cantidad requerida de puntos de 
inspección para cada equipo o circuito de tuberías.

El riesgo es un término de naturaleza probabilística, que se 
define como “egresos o pérdidas probables, consecuencia 
de la posible ocurrencia de un evento no deseado o falla”. En 
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este simple y poderoso concepto coexiste la posibilidad de 
que un evento o aseveración se haga realidad o se satisfaga, 
con las consecuencias de que ello ocurra.

Matemáticamente el riesgo asociado a una decisión o 
evento viene dado por la expresión universal: riesgo(t) = 
probabilidad de falla(t) x consecuencias. En base a la cual 
se observa que el nivel de riesgo puede ser variable, de 
acuerdo a una disminución o incremento de la frecuencia de 
falla, o disminuyendo o incrementando las consecuencias. 
Destacando que de acuerdo a la experiencia sobre la 
determinación del riego, las acciones dirigidas a disminuir la 
frecuencia de ocurrencia de fallas son más factibles que las 
dirigidas a disminuir las consecuencias, ya que estas últimas 
involucran mayores inversiones o esfuerzos y decisiones 
gerenciales.

El análisis de la ecuación de riesgo, permite entender su 
poder como indicador para el diagnóstico de situaciones y 
la toma de decisiones, a través del cual, pueden compararse 
escenarios que bajo una perspectiva cotidiana resultarían 
disímiles, pero bajo ciertas circunstancias deben evaluarse 
y considerarlas en un proceso de toma de decisiones; 
como discernir entre una acción de mantenimiento a 
equipos estáticos con frecuencias de fallas bajas pero con 
consecuencias tradicionalmente muy altas.

Los análisis de inspección basados en riesgo (IBR) 
requieren el cálculo de probabilidades de falla y modelaje 
de las consecuencias de la misma. Para el cálculo de las 
probabilidades de falla, se considera el espesor remanente, 
la velocidad de corrosión, y la calidad y frecuencia 
de inspección; mientras que para el modelaje de las 
consecuencias se considera, entre otros, el tipo de fluido, 
los sistemas de mitigación existentes y el inventario de 
producto (volumen) contenido en dicho componente, 
utilizando una matriz de riesgo de 5 x 5 que gráficamente 
permite la localización del nivel de riesgo de los componentes 
analizados y la cual presenta cuatro niveles de clasificación: 
bajo (verde), medio (amarillo), medio-alto (naranja) y alto 
riesgo (rojo).

El producto de los valores de la probabilidad de falla y 
consecuencias (lados de la matriz), permiten determinar 
el nivel de riesgo asociado a cada componente (equipo 
o circuito de tubería) que permiten construir una lista 
jerarquizada de componentes basadas en el riesgo 
calculado, que es usada para diseñar y optimizar los planes 
de inspección. La Figura 1 muestra un esquema general 
de la tecnología de IBR, mientras que la Figura 2 muestra 
los diferentes aspectos que son tomados en cuenta para la 
caracterización del riesgo. Por su parte, la Figura 3 muestra 
una matriz de riesgo.

Figura 1. Etapas y fases de la tecnología IBR.
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Figura 2. Factores que caracterizan el riesgo.

Figura 3. Matriz de riesgo.
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Metodología y aplicación

A continuación se definen y desarrollan cada uno de 
las nueve etapas para la aplicación de la “tecnología de 
inspección basada en riesgo (IBR) para la generación de 
planes óptimos de inspección a equipos estáticos”:

Definición del sistema o equipos a evaluar

Consiste en la delimitación o selección de los sistemas, 
subsistemas y equipos o circuitos de tuberías a los cuales se 
les aplicará la tecnología de IBR.

Recolección de información técnica requerida

Obtener, capturar y evaluar los datos técnicos e información 
necesaria para establecer la base del análisis necesaria para 

desarrollar el mapa de riesgos y el plan de inspección. En tal 
sentido, se toma en consideración la información relativa al 
diseño, fabricación, instalación, operación y mantenimiento 
de los equipos y componentes de la instalación. Así como, la 
información disponible de los registros de inspección.

Para organizar toda esta información técnica, se dispone 
de bases de datos en donde se incluye toda la información 
requerida por el software a utilizar, Figura 4, para determinar 
los niveles de riesgo de los equipos y circuitos de tuberías, y 
mantener un registro de las fuentes consultadas. La revisión 
y captura de datos es una etapa en la que es susceptible 
introducir errores, por lo que se debe contar con los 
procedimientos de aseguramiento de calidad de los datos 
necesarios para desarrollar dichos estudios.

Figura 4. Base de datos.

Entre las fuentes de información más importantes para el 
desarrollo de este estudio, se encuentran los diagramas 
de flujo de proceso (DFP’s o PFD’s), diagramas de tubería 
e instrumentación (DTI’s o P&ID’s), planos generales de 
la plataforma (PLG), isométricos, historia y registro de 
inspecciones realizadas, caracterización de los fluidos de 
los sistemas, hojas de especificación de equipos, hojas 
de seguridad de las substancias de proceso, bitácora o 
reportes de mantenimiento, estudios previos de riesgo 
y cualquier otra información técnica que contribuya al 
desarrollo del estudio.

Sistematización de la instalación

El proceso de sistematización consiste en la división de una 
instalación o complejo en unidades menores de proceso que 
faciliten su análisis y evaluación. La unidad de estudio será el 
equipo o circuito de tubería de proceso. La sistematización 
se debe realizar tomando en cuenta los conceptos de grupo 
de inventario y lazo de corrosión.

Grupos de inventario: Se define como un grupo de equipos 
que pueden ser aislados remotamente o no mediante 
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válvulas, asumiendo que el inventario total de todo el grupo 
de inventario está potencialmente disponible para fugar por 
cualquiera de los componentes que lo integran en caso de 
que se presente una fuga al ambiente y se utiliza en el cálculo 
para determinar las consecuencias, (área o financiera). 

Entre las principales consideraciones para los grupos de 
inventario se tienen:

• Asumir como dueño del grupo de inventario el equipo 
estático de mayor relevancia que corresponda.

• Los sistemas de líneas, filtros pequeños, generalmente 
formarán parte de un grupo de inventario, nunca 

generarán nombres del grupo, a excepción de tuberías 
principales.

• Los elementos que definirán los límites de los 
equipos preferiblemente serán válvulas de bloqueo 
automáticas, válvulas de bloqueo manuales, válvulas de 
seguridad y en última instancia válvulas de retención.

La Figura 5 muestra la definición de grupo de inventario, 
mientras que la Figura 6 presenta un ejemplo del 
establecimiento de grupos de inventario en un DTI.

Figura 6. Ejemplo de un grupo de inventario.

Figura 5. Definición grupo de inventario.
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Lazos de corrosión: son indispensables para la conformación 
de los equipos o circuitos y por definición establece que los 
equipos asociados a un mismo lazo de corrosión presentan 
materiales, condiciones operacionales y mecanismos 
de deterioro similares. Para la definición de los lazos de 
corrosión se deben identificar y evaluar los mecanismos 
de daño presentes o potenciales en cada uno de los 
componentes con base en la Norma API-RP-571, la cual 
permite evaluar todas las variables principales que ayudan a 
establecer la existencia o no de un mecanismo de deterioro 
particular.

Entre las principales consideraciones para definir o 
determinar los lazos de corrosión, se tienen:

•	Aislamiento térmico.

•	 Condiciones de operación y composición química de la 
sustancia manejada.

•	 Tipo de servicio de circuito y/o equipo.

•	Materiales de construcción.

•	 Localización de válvulas de corte o aislamiento.

•	 Tipo de componente, ya sea equipo de proceso o circuito 
de tubería.

La Figura 7 muestra un ejemplo del establecimiento de un 
lazo de corrosión en un diagrama de flujo de proceso, (DFP).

Figura 7. Ejemplo de un lazo de corrosión.

Con la sistematización, cada componente (equipo o 
circuito de tubería) es una unidad de estudio de riesgo y le 
corresponde un plan de inspección particular, dependiendo 
del número y tipo de mecanismos de daño que éste pueda 
presentar. Asimismo, se debe establecer una taxonomía 
para mantener una estructura reproducible, confiable y 
ordenada que permita identificar a cada uno de los lazos 
y grupos de inventarios que se han clasificado y numerado 
para cada caso.

Validación de la información

Se debe asegurar que la información recopilada (datos) 
este actualizada y validada por personas debidamente 
capacitadas en áreas específicas, con el consecuente 
beneficio para la calidad de los análisis.

La necesidad de garantizar la información es múltiple, dado 
que pueden existir documentos, diagramas y datos no 
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actualizados, que no reflejen la realidad de la instalación, 
la falta de trazabilidad de las inspecciones, errores de 
los inspectores y otras fuentes que pueden afectar 
negativamente la exactitud de los resultados. Para lo cual 
se emplean esfuerzos para reducir las posibles fuentes de 
error, realizando:

•	 Confrontación física de los diagramas e isométricos.

•	 Reuniones de validación con los expertos de cada área.

•	Verificación de las variables operacionales.

•	 Comparación entre las magnitudes de las velocidades de 
corrosión registradas con base a las inspecciones y las 
registradas en bibliografía o instalaciones similares.

La actualización de la información se limita a considerar 
todas las líneas y equipos existentes en las instalaciones 
y descartar aquellos que han sido retirados de servicio, 
con el fin de generar los planes de inspección y acciones 
de mantenimiento acordes a la realidad operacional y 
evitando generar planes y acciones no necesarias, así como 
el almacenamiento de datos menos confiables.

Identificación y evaluación de los mecanismos de daño

Para analizar el efecto del daño producido durante la 
operación e inspección, sobre la probabilidad de la detección 
de los defectos, se debe ejecutar, entre otros pasos:

•	Determinar la velocidad y severidad del daño.

•	Determinar el nivel de confianza en la severidad de los 
daños.

•	Determinar la eficacia de los programas de inspección.

•	 Calcular el efecto del programa de inspección en el 
mejoramiento del nivel de determinación de los daños.

•	 Calcular la probabilidad que un nivel dado de daño 
excederá la tolerancia del daño del componente 
resultando en una falla.

•	 Calcula los factores de daño.

•	 Calcular el factor de daño total para los mecanismos de 
daño presente y potenciales.

Análisis de riesgo

El análisis de riesgo está dirigido a equipos, circuitos de 
tuberías y válvulas, el cual permite determinar el riesgo de 

acuerdo a la norma API-RP-581, permitiendo la planificación 
de actividades que están dirigidas a la detección de 
mecanismos específicos de daño, utilizada para obtener 
una calificación del riesgo de manera determinística, 
considerando criterios de aceptación de riesgos y plan de 
inspección.

Este análisis se centra en la estimación de los factores que 
modifican la frecuencia de fallas y las zonas afectadas por la 
posible aparición de producto liberado al medio ambiente, 
como resultado de la pérdida de contención del equipo.

El análisis determina primero un factor que representa la 
probabilidad de la falla y posteriormente permite valorar un 
factor para las consecuencias. Ambos se combinan en una 
matriz de riesgo (5 x 5) para establecer el nivel de riesgo de 
cada componente. Para el cálculo de la probabilidad de falla 
se considera el procedimiento indicado en la sección 4 de la 
práctica recomendada API-RP-581, mediante la Ecuación 1:

Ec. 1.

Pf (t):  Frecuencia de falla del equipo expresada en eventos/
año.

gff:  Frecuencia de falla genérica expresada en eventos/
año, (según Tabla 4.1, API-RP-581)

Df (t):  Factor de daño.

FMS:  Factor del sistema gerencial.

La base de datos de la frecuencia de falla genérica se basa 
en una compilación de expedientes disponibles de las 
historias de la falla de varios tipo de componentes (equipo y 
circuitos de tubería de diferentes diámetros), en operación 
en diversas instalaciones de petróleo y gas que han sido 
desarrolladas para cuatro diferentes tamaños de los agujeros 
en caso de eventos de fuga (¼”, 1”, 4” y ruptura total). Como 
uso más generalizado se cuenta con las evidencias de fallas 
presentadas en la Tabla 4.1 “Suggested Component Generic 
Failure Frequencies”, del API RP 581, 2da edición, Sep-2008. 
Sin embargo, en los casos donde se disponga de suficiente 
historial de fallas para un componente dado, se puede 
calcular la frecuencia de falla real.

Para el cálculo del factor de daño se utilizan métodos 
sistemáticos que determinar el efecto de los mecanismos de 
deterioro específicos bajo condiciones de funcionamiento 
normales y extremas, que afectan la probabilidad de la falla 



46 | Ingeniería Petrolera

Aplicación de la tecnología de inspección basada en riesgo (IBR) para la generación de planes óptimos de inspección a equipos estáticos en la 
industria del petróleo y gas, p.p.38-56

VOL. 55 No. 1, ENERO 2015 · ISSN 0185-3899

de cada componente, estableciendo los factores de daño en 
las condiciones en que operando el equipo, cuantificando 
la eficacia del programa de inspección ejecutado (en caso 
de existir) y calculando los factores de modificación de la 
frecuencia de falla genérica que apliquen.

Para algunos mecanismos de deterioro existe un índice del 
daño que modifica significativamente mayor la frecuencia 
de falla a condiciones extremas, diferentes a las condiciones 
normales de operación, tales como variaciones de la 
temperatura o cambios anormales en las concentraciones 
de un contaminante particular en el fluido procesado y que 
pueden ocurrir durante periodos de cambios operacionales 
o en los arranques y paradas de proceso.

Para analizar el efecto del daño producido en servicio y 
el efecto de la inspección en la probabilidad de la falla, 
se debe:

•	Determinar la velocidad y severidad del daño.

•	Determinar el nivel de confianza en la severidad de los 
daños.

•	Determinar la eficacia de los programas de inspección.

•	 Calcular el efecto del programa de inspección en el 
mejoramiento del nivel de determinación de los daños.

•	 Calcular la probabilidad de que un nivel dado de daño 
exceda la tolerancia del daño del equipo resultando en 
una falla.

•	 Calcular los factores de daño.

•	 Calcular el factor de daño total para todos los mecanismos 
de daño.

La norma API-RP-581 considera principalmente los 
siguientes factores de daño con base en los mecanismos 
de deterioro:

•	Adelgazamiento por corrosión/erosión (presencia de 
revestimientos internos).

•	Agrietamiento por corrosión bajo esfuerzos, SCC (Stress 
Corrosion Cracking).

•	Daño externo.

•	Ataque por hidrógeno a alta temperatura, HTHA.

•	 Fractura frágil.

•	 Fatiga mecánica.

Dichos factores de daño se pueden consultar en la parte 2 de la normas API-RP-581, donde se establece la correspondiente 
evaluación de cada mecanismo, presente o potencial en cada componente del proceso. Por lo tanto, si más de uno de los 
tipos generales de daño está potencialmente presente, los factores de daño individuales deben ser sumados, tal como se 
indica en la ecuación 2.

Ec. 2.

Para cada uno de los factores de daño, existe un flujograma 
de toma de decisiones donde se indica la información de 
proceso y mantenimiento, empleada para determinar el 
tipo de mecanismo de deterioro presente en cada equipo. 
Los aspectos teóricos y detalles de cada mecanismo de 
deterioro están especificados en la norma API-RP-571 
“Damage Mechanisms Affecting Fixed Equiment in the 
Refining Industry”.

De igual manera, se debe cuantificar la efectividad del 
programa de inspección, basado en la determinación de las 
técnicas de inspección más recomendables ejecutar para 

cada mecanismo de deterioro identificado. La efectividad 
de la inspección permite medir la capacidad de cada técnica 
de inspección o ensayo no destructivo, para detectar el 
mecanismo de daño que se puede presentar. En tal sentido, 
la norma API-RP-581 / parte 2 presenta las Tablas 5.5 a 5. 
10, que indican las guías de asignación de la efectividad de 
inspección para los principales mecanismos de deterioro.

Para la determinación del factor del sistema gerencial, se 
sigue para aquellas empresas que no lo tienen definido, el 
procedimiento propuesto en el Anexo 2.a. del API-RP-581 y 
el cual evalúa los siguientes 13 aspectos:
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1. Liderazgo y administración.

2. Información sobre seguridad de procesos.

3. Análisis de peligros de proceso.

4. Gerencia del cambio.

5. Procedimientos operacionales.

6. Prácticas de trabajo seguro.

7. Capacitación o entrenamiento.

8. Integridad mecánica.

9. Revisión de seguridad previo al arranque.

10. Respuesta a emergencias.

11. Investigación de incidentes.

12. Contratistas.

13. Evaluación del sistema de gerencia o auditorías.

La Figura 8 muestra un gráfico tipo “araña” en el cual 
se presentan los resultados del análisis necesario para 
determinar el factor del sistema gerencial en base al Anexo 
2.a. del API-RP-581, previamente indicado.

Figura 8. Factor del sistema gerencial.

Con respecto al otro lado de la matriz de riesgo se deben 
calcular las consecuencias, ya sean en base a área de 
afectación (pie2/año) o en base financiera (USD/año), 
considerando lo indicado por la Norma API-RP-581/parte 3, 
tomando en cuenta aspectos como: naturaleza de la falla, 
cantidad del fluido liberado; velocidad de fluido liberado en 
función del tamaño del agujero (¼”, 1”, 4” y ruptura total), 
viscosidad del fluido, densidad y presión de operación, 
consecuencias hacia las personas (basado en el número de 
víctimas potenciales), consecuencias ambientales basada 
en el costo de posibles derrames (saneamiento, recolección, 
penalizaciones, etc.) y consecuencias de pérdida de 
producción que en caso necesario pueden ser estimados 
empleando la tabla 5.17: “Estimated Equipment Outage” 
(Norma API-RP-581/parte 2).

Como referencia, la rotura de una tubería de alta presión 
de gran diámetro o de un recipiente a presión, obviamente, 

tiene una consecuencia diferente de una fuga en una tubería 
de baja presión de menor diámetro.

En todo caso las consecuencias totales (área o financieras) 
son definidas como la sumatoria de cada una de las 
consecuencias de acuerdo a lo indicado en la ecuación 3.

Ec. 3.

Finalmente, se calcula el riesgo combinando la probabilidad 
de falla con la consecuencia de la falla de cada componente, 
ubicando las mismas en una matriz de riesgo de 5 x 5. 
La Figura 9 muestra un ejemplo de matriz de riesgo para 
consecuencias en área o financieras.
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Figura 9. Matriz de riesgo para consecuencias en área y financiera.

Diseño de los planes de inspección

Una vez identificados los factores de daño de cada equipo 
podrá identificarse cuál es la influencia de cada uno de ellos 
en la probabilidad de falla, así como el efecto del alcance 
y la efectividad de las actividades de inspección adecuadas 
en la probabilidad de detectar la manifestación del daño. 
Para ello, la norma API-RP-581, especifica las actividades 
de inspección, su alcance y frecuencias de aplicación de 
acuerdo a los mecanismos de deterioro presentes y su 
crecimiento en el tiempo.

El propósito de un plan de inspección es definir las 
actividades necesarias para detectar el deterioro en 
servicio de los componentes antes de que se produzcan 
las fallas. Adicionalmente se identifican actividades de 

mantenimiento u otras acciones de mitigación de riesgo 
que puedan ser aplicadas.

La concepción de una estrategia de reducción de riesgo de 
equipos estáticos a través de la metodología de inspección 
basada en riesgo, sólo surtirá efecto si las actividades que han 
sido identificadas como las de mejor efecto de reducción de 
riesgo, son aplicadas. Para lo cual se recomienda establecer 
un mecanismo de control de las recomendaciones derivadas 
de los análisis a fin de garantizar su cumplimiento.

Las Tablas 1 y 2 muestran un plan de inspección recomendado 
para equipo de proceso y tanque de almacenamiento de 
hidrocarburo, respectivamente; mientras que la Figura 10 
muestra un plan de inspección particular a un equipo.

Tabla 1. Plan de inspección  recomendado – equipo de proceso.
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Tabla 2. Plan de inspección recomendado - tanques de almacenamiento de hidrocarburo.

Optimización de los programas de inspección en marcha

Una vez desarrollados los planes de inspección para cada 
uno de los equipos o tuberías y dependiendo del cliente 
se ejecuta la optimización del programa de inspección en 
marcha, el cual consiste en optimizar la cantidad de puntos 
de inspección (CML’s) para cada componente (equipo 
o circuito de tubería), de acuerdo a los mecanismos de 
deterioro presentes y niveles de riesgo. 

Este proceso se realiza de acuerdo a procedimientos de 
ingeniería establecidos por los clientes, en particular los 
del Medio Oriente. En tal sentido, la Tabla 3 muestra un 
resumen de los resultados del proceso de optimización 
como referencia.

Tabla 3. Distribución porcentual de la cantidad de equipos de acuerdo a los niveles de riesgo y 
tomando en cuenta la ejecución o no del plan de inspección.
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Figura 10. Ejemplo del plan de inspección.

Análisis de resultados

Como producto de las experiencias obtenidas durante la 
aplicación de la tecnología de inspección basada en riesgo, 
se muestran a continuación imágenes de los diferentes 
productos y resultados obtenidos haciendo uso de 
programas y herramientas computacionales licenciatarios y 
propios, basados en la normativa aplicable.

La Figura 11 muestra el resultado del análisis de riesgo, 
donde se observa la cantidad de componentes para cada

 nivel de riesgo dentro de la matriz. Así mismo, se observa 
una proyección de la distribución de los niveles de riesgo 
de los componentes si el plan de inspección es o no es 
ejecutado, que en conjunto con la distribución porcentual de 
los niveles de riesgo y el efecto de la ejecución o no del plan 
de inspección recomendado, Tabla 4, facilitan la adecuada 
toma de decisiones para la implementación del plan de 
inspección resultante de la aplicación de la tecnología de 
inspección basada en riesgo para equipos estáticos.

Figura 11. Distribución de la cantidad de equipos de acuerdo a su nivel de riesgo.
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Tabla 4. Tabla de resultados de la optimización del programa de inspección en marcha.

La Figura 12 muestra un caso específico de la evaluación de 
riesgo para tanques de almacenamiento de hidrocarburos, 
en donde se pueden ver los niveles de riesgo financieros y 
su ubicación de acuerdo a un límite de riesgo aceptable para 

el cliente y que en conjunto con los resultados mostrados 
en las Tablas 1 y 2, permiten recomendar extensiones en 
los periodos de inspección y sus consecuentes beneficios 
financieros mostrados en la Tabla 5.

Figura 12. Ubicación del nivel de riesgo para tanques en base al nivel de riesgo aceptable.
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Tabla 5. Tabla de ahorros económicos por la implementación del plan de inspección.

La Figura 13 muestra en forma general una lámina de la presentación de final de resultados de la aplicación de la tecnología 
de inspección basada en riesgo.

Figura 13. Presentación final de resultados.
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Casos de éxito

A continuación se muestra la lista de los 17 casos de éxito 
de la aplicación de la tecnología-inspección basada en 
riesgo (IBR) para la generación de planes óptimos a equipos 
estáticos, desarrollados en México, Venezuela, Bolivia y 
Arabia Saudita, tanto a instalaciones costa afuera (off-shore) 
como costa adentro (on-shore), desde el año 2005:

1. Elaboración de planes IBR para equipos de proceso de 
las plataforma TSIMIN-A, APLT, PEMEX, 2014.

2. Elaboración de planes IBR para equipos de proceso de 
las plataforma YAXCHE-A, APLT, PEMEX, 2014.

3. Inspección basada en riesgos una planta de 
fraccionamiento de NGL (18 unidades), Arabia Saudita, 
Costa Mar Rojo, 2014.

4. Inspección basada en riesgos una planta de tratamiento 
y acondicionamiento de gas natural (3 unidades), Arabia 
Saudita, 2013.

5. Inspección basada en riesgos una planta de 
fraccionamiento de NGL, Arabia Saudita, 2013, Costa 
Golfo Arábico.

6. Inspección basada en riesgo de ocho plantas de 
almacenamiento de productos de hidrocarburos (64 
tanques y 4 esferas), Arabia Saudita, 2013.

7. Inspección basada en riesgos a tres plantas de procesos, 
Arabia Saudita, 2012. 

8. Inspección basada en riesgo para una planta de 
compresión de gas natural la empresa Repsol. Repsol. 
Venezuela. 2011.

9. Inspección basada en riesgo para ductos y oleoductos 
de la empresa Repsol. Venezuela. 2011.

10. Elaboración de planes de inspección basado en riesgo 
(IBR) para circuitos de tuberías recipientes a presión de 
las planta Carrasco, Chaco, Bolivia, 2008.

11. Elaboración de planes de inspección basada en riesgo 
(IBR) para circuitos de tuberías y recipientes a presión 
de las planta La Vertiente, BG, Bolivia  2008.

12. Inspección basada en riesgo de las plataformas costa 
afuera Akal C7 y C8, PEMEX, México, 2007.

13. Elaboración de planes de inspección basada en riesgo 
para la plataforma costa afuera MPP, Shell, Venezuela, 
2006.

14. Desarrollo de una herramienta de integridad que utiliza 
los modelos de las normas API-RP-570, ASME-31G, 
Shell-92 y BOI, Shell, Venezuela, 2006.

15. Elaboración de guías y capacitación en la aplicación 
de metodologías de confiabilidad: mantenimiento 
centrado en confiabilidad (MCC), análisis de 
criticidad (AC), análisis causa raíz (ACR), inspección 
basada en riesgo (IBR), vida útil remanente (VUR), 
redimensionamiento de instalaciones (RI), PEMEX, 
México. Realizado en conjunto con el Instituto 
Mexicano del Petróleo (IMP), 2006.

16. Estudio inspección basada en riesgo (IBR) para las 
plataformas costa afuera: Nohoch-A1 y Nohoch-Enlace, 
PEMEX, México, 2005.

17. Determinación del periodo de inspección basado en 
riesgo (IBR) para la Terminal marítima Dos Bocas, 
Pemex, México, 2005.

Conclusiones

•	 La tecnología de inspección basada en riesgo (IBR), 
permite determinar los niveles de riesgo de los equipos y 
circuitos de tuberías, así como evaluar las posibilidades de 
reducción de riesgo de los mismos y también determinar 
los beneficios económicos de la implementación de los 
planes de inspección recomendados en dichos estudios.

•	 Esta metodología permite el direccionamiento de los 
recursos a las áreas, plantas, sistemas o equipos en 
donde se encuentra los mayores niveles de riesgo de la 
instalación analizada.

•	 Esta metodología permite integrar las evaluaciones 
económicas en conjunto con los análisis de riesgos de los 
equipos evaluados en estos estudios, facilitando así la 
toma de decisiones para determinar la mejor estrategia 
de inspección de los equipos.

•	 Esta metodología tiene las facilidades de realizar estudios 
de análisis costo riesgo beneficio para aplicaciones 
específicas como tanques.

•	 Como aspecto innovador con estos estudios se logran 
optimizar los programas de inspección en marcha y 
así determinar la cantidad de puntos de inspección 
requeridos para cada equipo o circuito de tubería.



54 | Ingeniería Petrolera

Aplicación de la tecnología de inspección basada en riesgo (IBR) para la generación de planes óptimos de inspección a equipos estáticos en la 
industria del petróleo y gas, p.p.38-56

VOL. 55 No. 1, ENERO 2015 · ISSN 0185-3899

Recomendaciones

Tomando en consideración las conclusiones generadas 
sobre la aplicación de la tecnología de inspección basada 
en riesgo (IBR) para la generación de planes óptimos de 
inspección a equipos estáticos en la industria del petróleo 
y gas, se debe:

Implantar esta metodología como herramienta en la 
optimización de planes de inspección y mantenimiento de 
equipos estáticos, así como la optimización del programa de 
inspección en marcha.

Capacitar al personal encargado de la administración y 
cuidado de los equipos estáticos en la implementación de 
la tecnología de diseño de planes de inspección basada en 
riesgo.

Divulgar la metodología empleada para mejorar la toma 
de decisiones al momento de seleccionar estrategias de 
inspección y mantenimiento en equipos estáticos.

Nomenclatura

CML Localización de Monitoreo de Condición (“Con-
dition Monitoring Location”).

DFP Diagrama de Flujo de Procesos (PFD: “Proccess 
Flow Diagram”).

DTI Diagrama de Tubería e Instrumentación (PID: 
“Process and Instrumentation Diagram”)

IBR Inspección Basada en Riesgo.

MCC Mantenimiento Centrado en Confiabilidad.

OSI Inspección en Marcha (“On Stream Inspection”).

PLG Plano de Localización General.

TML Localización de Monitoreo de Espesor (“Thick-
ness Monitoring Location”).
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