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RESUMEN
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La central termoeléctrica Campiche una instalacion en donde la energia mecanica
que se necesita para mover el rotor del generador, y por tanto obtener la energia eléctrica,
se obtiene a partir del vapor formado al hervir el agua en una caldera. El vapor generado
tiene una gran presion, y se hace llegar a las turbinas para que en su expansion sea capaz
de mover los alabes de éstas mismas. Esta central termoeléctrica se compone de una
caldera y de una turbina que mueve el generador eléctrico. La caldera es el elemento

fundamental, y en ella se produce la combustion del carbon.

Los principales activos asociados a este proceso son equipos estaticos, compuestos
principalmente por sistemas de tuberias, estos equipos operan bajo condiciones de presion

interna y temperatura, es fundamental considerar estos factores durante su disefio y operacion.

Con la revision de la metodologia RBI se identifican los principales mecanismos
de dafio asociados al equipo bajo evaluacion, posteriormente se determina la probabilidad
y consecuencia de falla de acuerdo con lineamientos establecidos por APl 580/581. De

esta manera se logra determinar el nivel de riesgo propio del equipo.

Bajo esta perspectiva es que se realiza una propuesta de un plan de inspeccién a
través de una metodologia basada en riesgo RBI, la cual es aplicada a equipos estaticos,

en este caso la aplicacion se realizara al circuito linea de alimentacion de caldera.

El plan de inspeccion serd basado en la tasa de desgaste del material, conforme a
los estandares de API 570, estableciendo directrices para mantener la integridad de los
sistemas de tuberias después de su puesta en servicio. Se aplica una estrategia de
mantenimiento basado en condicion que consiste en monitorear el estado o rendimiento

del activo en tiempo real, mediante el uso de ensayos no destructivos (END).

La definicion de sistemas y circuitos de tuberias en funcién de posibles
mecanismos de dafio facilitara la elaboracion de planes de inspeccion efectivos, ya que
permite una deteccion mas precisa de los problemas de corrosién. Esto proporcionara una

estructura organizada para la inspeccion y un analisis de datos mas completo.
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9f fn ; GFF para cada uno de los n tamafios de orificio de liberacion
seleccionados para el tipo de equipo evaluado, fallos/afio.

9f frotal : Suma de las frecuencias genéricas individuales del tamafio del
orificio de liberacion, fallos/afio.

k : Relacion de capacidad calorifica especifica del gas ideal del fluido

de liberacidn, adimensional.

POF ; Probabilidad de Falla.

P (1) : POF en funcién del tiempo, fallos/afio.

R(t, Iy) : POF en funcién del tiempo, y la efectividad de la inspeccion,
fallos/ano.

P, : Presion de almacenamiento o de funcionamiento normal, kPa (psi).
R : Constante universal de los gases = 8314 J/(kg-mol)K [1545 ft-
Ibf/Ib-mol°R].

RBI : Inspeccion basada en riesgo.

R(t) ; Riesgo en funcién del tiempo, m2/afio (ft2/afio) o $/afio.

R(t, Ig) : Riesgo en funcion del tiempo, y la efectividad de la inspeccion,

m2/afio (ft2/afio) o $/afio.

tmin : Espesor minimo requerido, en mm (in.).

X : Tasa de liberacion o la masa de liberacion para un analisis COF de
nivel 1, kg/s [Ib/s] o kg [Ib].

B : Pardmetro de forma de Weibull.

n ; Parametro de vida caracteristico de Weibull, afios.



INTRODUCCION

Las empresas de generacion y distribucion eléctrica se caracterizan por la
produccion de electricidad mediante un ciclo termodindmico agua-vapor que circula en
equipos estaticos, como calderas, serpentines, turbina de vapor, generador y tuberias de
proceso. Estos equipos, al encontrarse inmersos en procesos y almacenamiento
especificos, experimentan condiciones de presion interna y temperatura que deben ser
meticulosamente consideradas en su disefio y operacion. Debido a estas particularidades,
los equipos estaticos son de alta energia, lo que implica que la eventualidad de un incidente
podria acarrear consecuencias significativas tanto a nivel ambiental como financiero para

la instalacion en cuestion.

En comparacidn con empresas de diversos sectores que suelen favorecer politicas
de mantenimiento correctivo, especialmente en equipos con mecanismos de dafio
operativos en periodos extensos, las practicas convencionales de analisis de criticidad,
como el diagrama de dispersion de MTTR vs. N° de fallas, pueden no ser adecuadas. Esta
situacion varia notablemente en las termoeléctricas, donde los productos manejados
presentan caracteristicas peligrosas y estan sometidos a condiciones de presion y
temperatura. En este contexto, resulta crucial minimizar tanto la probabilidad de
ocurrencia como las posibles consecuencias de eventos adversos. Por lo tanto, la
implementacién de estrategias de mantenimiento preventivo y predictivo se convierte en
un imperativo, permitiendo abordar de manera proactiva los potenciales riesgos
vinculados con la integridad de los equipos estaticos, lo que contribuye a salvaguardar la

seguridad y la continuidad operativa en entornos criticos.

A través del presente trabajo, se persigue resolver los desafios asociados con la
gestion de la integridad de los equipos estaticos. Se propone la implementacion de la
metodologia recomendada por AP1580/581, ofrece un marco estructurado para cuantificar

el riesgo y evaluar de manera precisa y exhaustiva posibles escenarios adversos.

La implementacion de la API 580/581 no solo busca evaluar el riesgo en términos
de probabilidad de ocurrencia y consecuencias, ademas tiene como objetivo principal
optimizar los recursos disponibles. Al cuantificar el riesgo de manera sistematica, la
organizacion puede asignar sus recursos de manera estratégica y eficiente, centrandose en

areas criticas y aplicando medidas preventivas y correctivas de manera proporcionada.

El objetivo final de este enfoque es llevar el riesgo a un nivel tolerable para la
organizacion. Al comprender la magnitud de los riesgos y las posibles consecuencias, se
pueden implementar medidas preventivas y correctivas con el fin de garantizar la
seguridad, la integridad de los equipos y la continuidad operativa de manera sostenible a

lo largo del tiempo.



OBJETIVO GENERAL

Desarrollar una propuesta de plan de inspeccion en linea de alimentacion de
caldera en una central termoeléctrica mediante metodologia basada en riesgo, optimizando

recursos y costos de inspeccion.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Informacion respecto al contexto operacional mediante informacion técnica,

identificando problematica.

Estado del arte para seleccionar metodologia al contexto planteado.

Proponer plan de inspeccion a través elaboracion de propuesta para posterior

implementacién en la empresa.



CAPITULO 1: INFORMACION RESPECTO AL CONTEXTO OPERACIONAL
MEDIANTE INFORMACION TECNICA, IDENTIFICANDO PROBLEMATICA.




1.1 ANTECEDENTES GENERALES

La Central termoeléctrica Campiche es una central termoeléctrica ubicada en la
localidad de Las Ventanas, comuna de Puchuncavi, region de Valparaiso, Chile, de

propiedad de la empresa AES Gener.

La central, utiliza carbon y coque de petréleo, tiene una capacidad de generacion
eléctrica prevista en 270 MW. Su principal objetivo es proveer energia eléctrica al Sistema
Interconectado Central, para satisfacer parte de la futura demanda energética chilena y

contribuir a dar estabilidad y seguridad al sistema en el mediano plazo.

Figura 1-1: Planta Campiche

Fuente: Central Termoeléctrica Campiche

1.2 CONTEXTO OPERACIONAL

El contexto operacional de una central termoeléctrica para generar energia
implica varios elementos que son necesarios para su funcionamiento eficiente y seguro
como suministro de combustible, sala de calderas, turbina de vapor, sistema de
enfriamiento, sistemas de control y monitoreo, cumplimiento normativo y ambiental etc.
Utilizan combustibles fosiles (gas natural, carbédn o fueloil) para generar energia eléctrica

mediante un ciclo termodinamico de agua-vapor. El término ‘convencional’ se utiliza para



diferenciarlas de otras centrales termoeléctrica, como las de ciclo combinado o las

nucleares.

1.3 FUNCIONAMIENTO DE LA CENTRAL TERMOELECTRICA

En la central termoeléctrica convencional, el combustible se quema en una caldera
provocando la energia térmica que se utiliza para calentar agua, que se transforma en vapor
a una presion muy elevada. Después, ese vapor hace girar una gran turbina, convirtiendo
la energia calorifica en energia mecanica que, posteriormente, se transforma en energia
eléctrica en el alternador. La electricidad pasa por un transformador aumenta su tension y
permite transportarla reduciendo las pérdidas por “Efecto Joule”. El vapor que sale de la
turbina se envia a un condensador para convertirlo en agua y devolverlo a la caldera para
empezar un nuevo ciclo de produccién de vapor.

El funcionamiento de la termoeléctrica convencional es el mismo
independientemente del combustible que utilice. Sin embargo, si que existen diferencias
en el tratamiento previo que se hace del combustible y en el disefio de los quemadores de
las calderas. De esta manera, la central es de carbon; el combustible se tiene que triturar
previamente. Por ejemplo, en las centrales de fueloil, el combustible se calienta, mientras
que en las de gas natural, el combustible llega directamente por gaseoductos, por lo que
no necesita almacenaje previo. En el caso de las centrales mixtas, se aplica el tratamiento

que corresponda a cada combustible.

La Energia obtenida en la combustion El movimiento de la turbina se
se emplea en calentar agua B vapor hace transmite a un generador, que
Salida de residuos Hearacsh produce la corriente eléctrica
qaseosos > El agua pasaa gran witbina
[ ] temperatura y presion
= -
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L n:) :)
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Entradade & - r = Entrada de agua fri
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) || Aqua il .
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—
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Figura 1-2: Proceso Productivo

Fuente: Central Termoeléctrica Campiche



1.4 COMPONENTES PRINCIPALES

Las centrales termoeléctricas convencionales estdn compuestas de varios elementos

que posibilitan la transformacion de los combustibles fésiles en energia eléctrica. Sus

componentes principales son:

Caldera: espacio donde el agua se transforma en vapor gracias a la quema de

combustible. En este proceso la energia quimica se transforma en energia térmica.

Serpentines: cafierias por donde circula el agua que se transforma en vapor. En

ellos se produce el intercambio de calor entre los gases de la combustién y el agua.

Turbina de Vapor: maquina que recoge el vapor de agua y que, gracias a un
complejo sistema de presiones y temperaturas, consigue que se mueva el eje que
la atraviesa. Esta turbina normalmente tiene varios cuerpos, de alta, media y baja

presidn, para aprovechar el maximo el vapor de agua.

Generador: maquina que recoge la energia mecénica generada en el eje atraviesa
la turbina y la transforma en eléctrica mediante induccion electromagnética. Las
centrales eléctricas transforman la energia mecanica del eje en una corriente
eléctrica trifasica y alterna. El generador conecta el eje que atraviesa los diferentes

cuerpos.

1.5 CALDERA DE CARBON PULVERIZADO

El principio de funcionamiento en una caldera de carbdn pulverizado, el carbon se

pulveriza en particulas muy finas, generalmente del tamafio de polvo, para aumentar su area

de superficie y facilitar la combustion. Estas particulas de carbdn se mezclan con aire y se

queman dentro de la caldera, generando calor que se transfiere al agua para producir vapor

de alta presion y temperatura. El vapor se utiliza para impulsar una turbina conectada a un

generador, generando electricidad.

Quemadores: Los quemadores de carbon pulverizado son los encargados de
inyectar el combustible pulverizado en la caldera y mezclarlo con el aire para una
combustion eficiente. Los quemadores estan disefiados para garantizar una
distribucion uniforme del combustible dentro de la caldera y una mezcla adecuada

con el aire para una combustion completa.



e Controladores de combustion: Las calderas de carbon pulverizado cuentan con

sistemas de control de combustion que regulan la cantidad de carbon y aire
suministrado a los quemadores. Estos sistemas ajustan los parametros de
combustion, como la relacion aire-combustible, la temperatura y la presion, para
lograr una combustion eficiente y minimizar las emisiones de gases

contaminantes.

e Intercambiadores de calor: Dentro de la caldera, existen intercambiadores de calor

donde se produce la transferencia de calor desde los gases calientes de la
combustion hacia el agua que circula por los tubos. Estos intercambiadores de
calor estan disefiados para maximizar la transferencia de calor y aumentar la

eficiencia de la caldera.

e Sistema de control y sequridad: Las calderas de carbon pulverizado estan

equipadas con sistemas de control y seguridad para garantizar un funcionamiento
seguro y confiable. Estos sistemas incluyen controles de temperatura, presion y
nivel de agua, sistemas de purga y ventilacion, sistemas de deteccion y extincién

de incendios, y sistemas de proteccion contra explosiones, entre otros.

e Emisiones y mitigaciones: Es importante mencionar que las calderas de carbon

pulverizado pueden generar emisiones de gases contaminantes, como dioxido de
azufre (SO2) y dxidos de nitrégeno (NOXx). Sin embargo, se han implementado
tecnologias de mitigacién, como los sistemas de desulfuracion y los sistemas de
reduccion de NOXx, para reducir estas emisiones y cumplir con las regulaciones

ambientales.

Las calderas de carbon pulverizado son ampliamente utilizadas en la generacion
de energia a partir de carbdn debido a su eficiencia y capacidad para manejar una amplia
gama de tipos de carb6n. Sin embargo, es importante destacar que existen
preocupaciones ambientales asociadas con la utilizacion de este tipo de calderas debido

a las emisiones de gases de efecto invernadero y contaminantes.

1.6 TUBERIAS DE ALIMENTACION EN CALDERAS DE CARBON

La caldera de carbon pulverizado utiliza diferentes tuberias de alimentacion para
transportar los distintos componentes necesarios para su funcionamiento. Estas son
algunas de las tuberias de alimentacion comunes utilizadas en una caldera de carbén

pulverizado:



1.6.1 TuUBERIA DE ALIMENTACION DE CARBON PULVERIZADO

Esta tuberia transporta el carbon pulverizado desde los silos de almacenamiento
hasta los quemadores de la caldera. Generalmente, se utilizan tuberias de acero al carbono

de alta resistencia para soportar las altas temperaturas y presiones.

1.6.2 TUBERIA DE ALIMENTACION DE AIRE PRIMARIO

El aire primario es esencial para la combustion del carbon pulverizado. Esta
tuberia suministra aire desde el ventilador de entrada hasta los quemadores de la caldera.
Las tuberias de aire primario suelen ser de acero al carbono o acero inoxidable para
resistir la corrosion y las altas temperaturas de caldera. Al igual que las tuberias de aire
primario, las de aire secundario también suelen ser de acero al carbono o acero

inoxidable.

1.6.3 TUBERIA DE ALIMENTACION DE AIRE SECUNDARIO

Ademas del aire primario, se requiere aire secundario para una combustion
completa y eficiente. Esta tuberia transporta el aire secundario desde el ventilador de aire
secundario hasta la zona de combustion de la caldera. Al igual que las tuberias de aire

primario, las de aire secundario también suelen ser de acero al carbono inoxidable.

1.6.4 TUBERIA DE ALIMENTACION DE AGUA

El agua es fundamental para generar vapor en la caldera de carbdon pulverizado.
Esta tuberia transporta el agua desde la fuente de suministro hasta la caldera. Dependiendo
de la presion y temperatura del agua se utilizan diferentes tipos de tuberias, como acero al

carbono, acero inoxidable aleaciones de acero de alta resistencia.

1.6.5 TUBERIA DE ALIMENTACION DE COMBUSTIBLE AUXILIAR

En algunas calderas de carbon pulverizado, se utiliza un combustible auxiliar,
como aceite pesado o gas natural, para iniciar 0 mantener la combustion. Esta tuberia
suministra el combustible auxiliar desde su fuente de almacenamiento hasta los
guemadores de la caldera. Las tuberias de combustible pueden variar segun el tipo de

combustible utilizado.



Es importante tener en cuenta que el disefio y los materiales de las tuberias de
alimentacion pueden variar segun las especificaciones de cada caldera y las condiciones
de operacion. Es fundamental cumplir con los estandares de seguridad, mantener un
mantenimiento adecuado para garantizar un funcionamiento eficiente y seguro de la

caldera.

1.7 DISENO Y CARACTERISTICAS DE LINAS DE ALIMENTACION

1.7.1 DiseNO DE TUBERIAS

El disefio de las tuberias de alimentacion de la caldera se realiza teniendo en cuenta
varios factores, como la capacidad de flujo requerida, la presion de trabajo, la temperatura
y las propiedades del fluido. Se utilizan célculos de ingenieria para determinar el didmetro
de la tuberia, espesor de las paredes y la seleccion de materiales adecuados. El disefio
también considera la ubicacion de las valvulas, los cambios de direccion y otros accesorios

para garantizar un flujo eficiente y un mantenimiento adecuado.

1.7.2 BoMBAS DE ALIMENTACION

Las bombas de agua de alimentacion se seleccionan en funcion de la capacidad de
bombeo requerida y las condiciones de presion de la caldera. Se pueden utilizar bombas
centrifugas de una o varias etapas, que pueden ser accionadas por motores eléctricos o
turbinas de vapor. El disefio de las bombas incluye consideraciones como el tipo de
impulsor, el sello del eje y los materiales de construccion para garantizar un rendimiento

confiable y eficiente.

1.7.3 SISTEMA DE ALIMENTACION

La linea de alimentacién de la caldera esta equipada con sistemas de control para
regular el flujo de agua y mantener las condiciones operativas dentro de los parametros
establecidos. Estos sistemas pueden incluir valvulas de control automaticas o manuales,
actuadores, transmisores de presion y temperatura, y sistemas de control ldgico
programable (PLC) o sistemas de control distribuido (DCS). El disefio de estos sistemas
permite ajustar el flujo de agua segun las necesidades de generacion de vapor y garantizar

un funcionamiento seguro y eficiente.



1.7.4 SISTEMA DE PROTECCION Y SEGURIDAD

La linea de alimentacion debe contar con sistemas de proteccion y seguridad para
prevenir dafos en la caldera y en otros equipos en caso de condiciones anormales. Estos
sistemas pueden incluir valvulas de alivio de presion, dispositivos de deteccion de fugas,
sistemas de cierre de emergencia y sistemas de proteccidn contra sobrepresion. El disefio
de estos sistemas garantiza una respuesta rapida y efectiva ante situaciones de emergencia

y ayuda a mantener la integridad de la linea de alimentacion y la caldera.

1.7.5 EFICIENCIA ENERGETICA

El disefio de la linea de alimentacion de la caldera también tiene en cuenta la
eficiencia energética. Se pueden implementar medidas para optimizar el consumo de
energia, como la recuperacion de calor del agua de purga o la implementacion de sistemas
de precalentamiento del agua de alimentacién. Estas medidas ayudan a reducir el consumo

de combustible y mejorar la eficiencia general de la central termoeléctrica.

1.8 PROBLEMATICA EN LINEAS DE ALIMENTACION

La linea de alimentacion de la caldera esta compuesta por una red de tuberias y
accesorios que transportan el agua desde la bomba de alimentacion hasta la caldera. Estas
tuberias deben ser dimensionadas correctamente para garantizar un flujo adecuado y una
baja pérdida de carga. Se utilizan materiales resistentes a la corrosion y a altas
temperaturas, como acero al carbono, acero inoxidable o aleaciones especiales. Ademas,
se utilizan accesorios como codos, bridas y valvulas para facilitar el direccionamiento del
flujo y permitir el control del sistema. Los problemas del sistema de alimentacion de

calderas de carbon pueden producir:

o Contaminacion del agua de alimentacion por impurezas o minerales.

o Corrosion de tuberias y equipos debido a la presencia de elementos corrosivos en
el agua.

o Incrustaciones y depdsitos que reducen el flujo de agua y afectan la transferencia
de calor.

o Variaciones en el flujo de agua debido a problemas en el suministro o la
regulacion.

o Fallas en las bombas de agua de alimentacion que interrumpen el flujo de agua.
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o Problemas de quimica del agua que pueden causar corrosion, incrustaciones o

depdsitos.

Existen también cambios y mejoras tecnoldgicas nuevas, asi como mejores
productos quimicos para eliminar las concentraciones de impurezas en el agua de calderas.
Esto significa que los operarios deben estar alerta con respecto a los diversos métodos y
situaciones que ahoray en el futuro estén disponibles para resolver los problemas del agua
de calderas. Es importante abordar estas problemaéticas a través de una gestion adecuada
del agua de alimentacion, un mantenimiento regular y el cumplimiento de las normas y
regulaciones de seguridad. Esto asegurara un funcionamiento eficiente y confiable de la

linea de alimentacion de la caldera en una central termoeléctrica.

1.8.1 ISOMETRICO DEL CIRCUITO SELECCIONADO E INFORMACION TECNICA
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Figura 1-3: Isométrico Circuito Agua

Fuente: Central Termoeléctrica Campiche

El material utilizado para el circuito de agua alimentacion es acero al carbono sin
costura de 14 pulgadas Sch.80. ASTM A 106 Gr. C. Temperatura de disefio: 262° C y

presion de disefio: 240 psi. Se usa en aplicaciones industriales que involucran altas
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temperaturas, como tambien tuberias de proceso, plantas de ebullicion, estaciones de

compresion y refinerias.

1.9 PROPUESTA DE INSPECCION

Para minimizar la problemética en linea de tuberias en una caldera de carbon
pulverizado en una central termoeléctrica, se debe aplicar el disefio de tuberias basado en
ASME B31.1, se recomienda seguir una propuesta de inspeccion integral que abarque

varios aspectos clave. Aqui hay una propuesta basica de inspeccion:
a) Inspeccion visual.
b) Pruebas de presion.
c) Inspeccion de soldaduras.
d) Pruebas de fugas.
e) Inspeccion de revestimientos.
f) Monitoreo de corrosion.

g) Evaluacién de la integridad estructural.

Es importante destacar que esta propuesta de inspeccion es solo una guia general
y que la inspeccion real debe adaptarse a las condiciones especificas de cada caldera y
central termoeléctrica.

También considera la siguiente propuesta de inspeccion:

1.9.1 SELECCION DE MATERIALES

De acuerdo con ASME B31.1, se deben seleccionar materiales adecuados que
cumplan con los requisitos de resistencia y compatibilidad quimica para la operacion de
la caldera. Se pueden utilizar materiales como acero al carbono, acero inoxidable o

aleaciones especiales, considerando las propiedades y limitaciones de cada uno.

1.9.2 DISENO Y DIMENSIONAMIENTO

Se debe realizar un disefio adecuado de las carierias de acuerdo con los requisitos
de ASME B31.1. Esto incluye considerar la distribucion de flujo de aire y carbon

pulverizado, asi como las cargas de presion y temperatura. Se debe dimensionar
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correctamente las cafierias y accesorios, teniendo en cuenta los factores de seguridad y los
criterios establecidos por ASME B31.1.

1.9.3 CALCULOS DE ESPESOR DE PARED

Segin ASME B31.1, se deben realizar los calculos de espesor de pared de las
tuberias para garantizar la resistencia estructural y la integridad de la linea. Estos calculos
deben considerar la presion de disefio, la temperatura de disefio, el material seleccionado

y los factores de disefio establecidos por ASME B31.1.

1.9.4 SOLDADURA Y UNIONES

Las soldaduras y uniones en las tuberias deben cumplir con los requisitos y
practicas establecidas en ASME B31.1. Se deben seguir los procedimientos adecuados de
soldadura, inspeccion y control de calidad para garantizar la calidad y la integridad de las

uniones.

1.9.5 PRUEBASE INSPECCIONES

De acuerdo con ASME B31.1, se deben realizar pruebas e inspecciones para
verificar la calidad y la integridad de las tuberias. Esto puede incluir pruebas de presion,
pruebas de fugas, inspecciones visuales y ensayos no destructivos, entre otros métodos de

inspeccion recomendados por ASME B31.1.

1.9.6 DOCUMENTACION Y REGISTROS

Es importante mantener una documentacion adecuada y registros de disefio,
fabricacion, pruebas e inspecciones de las cafierias. Esto es necesario para cumplir con los
requisitos de ASME B31.1y para facilitar la trazabilidad y el mantenimiento adecuado de

las tuberias a lo largo de su vida til.
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CAPITULO 2: ESTADO DEL ARTE PARA SELECCIONAR METODOLOGIA
AL CONTEXTO PLANTEADO
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2.1 DISENO DE UN PLAN DE INSPECCION DE TUBERIAS

Disefiar un plan de inspeccion de tuberias para una caldera conforme a APl 581
implica considerar varios aspectos para garantizar la seguridad y la integridad de las
instalaciones.

Inicia revisando la documentacion técnica, como planos y especificaciones, para
comprender la disposicion y caracteristicas de las tuberias. La identificacion de peligros y
riesgos es fundamental; evalGa los materiales transportados, las condiciones de operacion
y los posibles puntos de fallo.

Categoriza las tuberias segun su importancia y riesgo, priorizando aquellas criticas
para el funcionamiento seguro de la caldera. Esto orientard la planificacion de
inspecciones y la asignacion de recursos.

La seleccion de métodos de inspeccion debe alinearse con las directrices de API
581. Considera la criticidad de las tuberias para determinar la frecuencia y la profundidad
de las inspecciones. Desarrolla procedimientos detallados que aborden las peculiaridades
de la caldera y establece criterios claros para la aceptacion y las acciones correctivas.

Mediante un analisis de criticidad se buscard realizar la identificacion y
jerarquizacion (importancia) de los activos criticos, en el area (sala de calderas) donde

desempefian su labor.

Figura 2-1: Falla en Tuberia

Fuente: Central Termoeléctrica Campiche.
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2.2 API1570

El cddigo API 570 da factores de lineamientos del plan de inspeccion, reparacion,
alteracion y valorizacion se sistema de tuberias metalicas que estdn en servicio de
refinerias, plantas de procesos, describe los requisitos minimos y las directrices para
mantener la integridad de los sistemas de tuberias después de su puesta en servicio. La
sistematizacion de tuberias es el primer corte para la definicion de los posibles problemas
de corrosion y es una referencia conveniente para la ubicacion general de los mecanismos

de dafio dentro de la unidad de proceso.

o Intencién del proceso.

o Esquema de control del proceso.

o Composicion de la corriente del proceso.

o Condiciones de operacion de disefio.

o Conjunto similar o relacionado de IOW (Ventanas operativas de integridad).

2.3 DESARROLLO PLAN DE INSPECCION API 570

Segun API 570, el plan de inspeccion se desarrolla a partir de informacion
disponible, como datos de disefio, registro de inspeccion previas, datos operacionales,
entre otros. Los sistemas de tuberias se deben evaluar en funcién de los mecanismos de
dafios actuales o posibles. Los métodos y el alcance de las técnicas de ensayo no
destructivos a utilizar deben evaluarse para asegurar que se puedan identificar
adecuadamente al mecanismo de dafio y a la gravedad del dafio. La subdivision de los
sistemas de tuberias en circuitos sujetos a mecanismos de dafio comunes facilita la
seleccion de las técnicas de inspeccion mas adecuadas para encontrar el dafio que es mas
probable que ocurra en el circuito de tuberias. Los posibles mecanismos de dafio son
principalmente una funcién del proceso/condiciones operativas, el material de
construccion y el disefio mecanico. Los examenes se programaran a intervalos que

consideran:

o Tipo de dafio (API 571).

o Tasa de progresion de dafio.

o Tolerancia de los equipos para el tipo de dafo.

o La capacidad del método de ensayo no destructivo (END) para identificar los
dafios.

o Intervalos maximos definidos en los codigos y normas.

o Alcance del examen.

o Historial reciente de operaciones.
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o Registros que pueden afectar los planes de inspeccion.

. Evaluaciones RBI o clasificacion de tuberias.

El plan de inspeccion debe ser desarrollado utilizando las fuentes de informacion
mas adecuadas. Los planes de inspeccion deberdn ser revisado y modificado segun sea
necesario cuando se identifican las variables que pueden influir en los mecanismos de
dafo y / o tasas de deterioro, tales como las contenidas en la inspeccion informes o gestion

de documentos de cambio.

2.4 CONTENIDOS MINIMOS PARA UN PLAN DE INSPECCION

El plan de inspeccion debera contener las tareas de inspeccién y horario requeridos
para controlar mecanismos de dafio identificado y asegurar la integridad de la presion de

los sistemas de cafierias. El plan debe contener:

Definir los tipos de inspeccidn necesarios.

o Identificar la proxima fecha de inspeccion para cada tipo de inspeccion.

e Describir los métodos de inspeccion y las técnicas de END.

e Describir el alcance y las ubicaciones de inspeccion y END en CML.

e Describir los requisitos de limpieza de superficies necesarios para la inspeccion y
los examenes para cada tipo de inspeccion.

e Describir los requisitos de cualquier prueba de presion necesaria (por ejemplo,
tipo de prueba, presion de prueba, temperatura de prueba y duracion)

e Describir cualquier reparacion requerida si se conoce o se planifico previamente
antes de la proxima inspeccion.

e Describir los tipos de dafios anticipados o experimentados en los sistemas de
caferias.

e Definir la ubicacion del dafio esperado.

e Definir cualquier acceso especial y preparacion necesaria.

Estos planes de inspeccion genéricos basados en normas y practicas de la industria
se pueden utilizar como punto de partida en el desarrollo de planes especificos de
inspeccion. El plan de inspeccion puede o no existir en un solo documento, sin embargo,
los contenidos del plan deben ser facilmente accesibles desde los sistemas de datos de

inspeccion.
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2.5 DEFICINION DE SISTEMAS Y CIRCUITO DE TUBERIAS

Para definir los sistemas y circuitos de tuberias en los cuales se realizara el plan de

inspeccion se utilizarda API - 574: Inspection Practices for Piping System Components.

Dentro de esta norma se utilizaran las siguientes definiciones, las cuales seran utilizadas

en el presente trabajo

1)

2)

3)

4)

5)

Fitting: Componente de tuberia generalmente asociado con una conexion de

derivacion, cambio de direccidon o cambio de didmetro de la tuberia.

Localized Corrosion: Deterioro restringido a regiones aisladas de un sistema
de tuberias, es decir, corrosion confinada a un area limitada de la superficie del
metal, por ejemplo, corrosion no uniforme.

General Corrosién: Corrosion que se distribuye mas o menos uniformemente

sobre la superficie de la tuberia en lugar de ser localizado.

Mixing Points: Los puntos de mezcla son ubicaciones en un sistema de tuberias
de proceso donde se encuentran dos o mas flujos. La diferencia de flujos puede
ser en cuanto a temperatura o cualquier otro parametro que pueda causar
deterioro y requieren consideraciones adicionales de operacion, inspeccion y

monitoreo de proceso.

Injection Points: Los puntos de inyeccion son lugares donde se introduce agua,
vapor, productos quimicos o aditivos de proceso en un flujo principal a
caudales relativamente bajos en comparacion los flujos de la matriz principal.

En la Figura 2-2 se ejemplifica la orientacion de la boquilla de inyeccién.

Recommended

1
R-{T»Lé Sm R—b—> = Oy
J _— J

a) Co-current Discharge b) Counter-current Discharge

Not Recommended

N S

c) Cross-current Discharge d) Co-current Discharge
with Impingement with Impingement

| = Injectant Stream R = Receiving Stream M = Mixed Stream

Figura 2-2: Orientacién de la Boquilla de descarga de la Inyeccidn.
Fuente: API - 574
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6)

7)

8)

Piping System: Conjunto de tuberias interconectadas que normalmente estan
sujetas al mismo (o casi el mismo) fluido de proceso, condiciones y/o disefio.
Piping Circuit: Una subseccidn del sistema de tuberias que incluye tuberias y
componentes que estan expuestos a un entorno de proceso similar en cuanto
corrosion, mecanismos de dafio, condiciones de disefio y material, por lo que
se puede esperar razonablemente que el tipo y tasa de dafio previstos sean los
mismos.

Minimum Required Thickness: EIl espesor sin margen de corrosion para cada

componente de un sistema de tuberias basado en céalculos del codigo de disefio
y esfuerzo admisible del c6digo que considera la presion y otras cargas.

Default Minimum Structural Thickness for Minimum Alert Thickness for

NPS Temperatures < 400 °F (205 °C) Temperatures < 400 °F (205 °C)
in. {mm) in. {mm)
210 1 0.07 (1.8) 0.08 (2.0)
112 0.07 (1.8) 0.09 (2.3)
2 0.07 (1.8) 0.10 (2.5)
3 0.08 (2.0) 0.11(2.8)
4 0.09 (2.3) 0.12 (31)
6to 18 0.1 (2.8) 0.13 (33)
2010 24 0.12 (3.1) 0.14 (36)

Figura 2-3; Espesores Minimos para Tuberias de Acero al Carbono y Bajo Aleacion

9)

10)

Fuente: APl —574.

Minimum Alert Thickness: Un espesor mayor que el espesor minimo requerido
que proporciona una alerta temprana a partir de la cual el futuro la vida atil de
la tuberia se gestiona mediante una inspeccion adicional y una evaluacién de
la vida dtil restante.

CMLs (condition monitoring locations): Areas designadas en los sistemas de

tuberias donde se realizan examenes periddicos para evaluar el estado de la
tuberia. Los CMLs pueden contener uno 0 méas puntos de examen y utilizar
multiples puntos de inspeccion que se basan en los mecanismos de dafio
previstos. Los CMLs pueden ser un area pequefia en un sistema de tuberias. En
la Figura 2-4 puede ver el marcaje de CMLs en distintos puntos de
componentes de tuberias. Cabe destacar que no necesariamente se consideran
todos los CMLs disponibles en cada componente, el examen esta sujeto a

optimizacion por parte del analista encargado de realizar el plan de inspeccién.
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General

y

Orifice Flange Locations

Figura 2-4: Ejemplos de CMLs en Tuberias.
Fuente: API - 574

2.6 METODOLOGIA DE INSPECCION BASADA EN RIESGO

La Inspeccion Basada en Riesgo (RBI) es una metodologia y proceso de analisis
que, a diferencia de la inspeccidén basada en la condicion, requiere una evaluacién
cualitativa o cuantitativa de la probabilidad de falla (POF) y la consecuencia de falla
(COF) asociada con cada elemento del equipo, circuitos de cafierias incluidos, en una
unidad de proceso particular. Un programa de RBI implementado adecuadamente clasifica
las piezas individuales de los equipos segun el riesgo y ademas prioriza los esfuerzos de
inspeccion basados en esta categorizacion.

El calculo de del riesgo es determinado como una funcion del tiempo y es estimado
mediante el producto de la Probabilidad de Falla (POF) y la Consecuencia de falla (COF):

Riesgo = Probabilidad x Consecuencia

El riesgo total es la suma de los riesgos individuales para cada consecuencia
especifica. A menudo un par probabilidad/consecuencia sera dominante y el riesgo total

puede ser aproximado por el riesgo del escenario dominante.

2.7 ESTIMACION DEL RIESGO

Proceso usado para asignar valores a la susceptibilidad y la consecuencia de un
riesgo. Esta puede considerar costos, beneficios, aspectos de seguridad, higiene y
ambiente. La estimacion del riesgo permite tomar decisiones mas certeras relacionadas

con:
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Planes de Inspeccion.
Alcances de Paradas de Plantas.
Redisefos.

Renovacién de Equipos.

2.8 PROCEDIMIENTO DE UN ANALISIS DE RIESGO

La secuencia ldgica para realizar un analisis de riesgo es el siguiente:

Recolectar y validar los datos y la informacion necesaria.

Identificar los mecanismos de dafio.

Determinar susceptibilidad de dafio y tazas.

Determinar la POF sobre una ventana de tiempo para cada mecanismo de dafio.
Determinar los modos de falla mas creibles.

Identificar escenarios creibles de consecuencias que pueden resultar de un modo
de falla.

Determinar la probabilidad para cada escenario de consecuencia, considerando
POF vy la probabilidad especifica que de un escenario de consecuencia resulte de
una falla.

Determinar el riesgo, incluyendo un analisis de sensibilidad y una revisién de los

resultados del riesgo para tener consistencia.

2.9 ASIGNACION DEL RIESGO

Los diversos elementos utilizados para evaluar la probabilidad y la consecuencia

de la falla deben ser registrados. Esto debe incluir, pero no limitarse a, la siguiente

informacion:

Informacion basica del equipo e historia de inspeccién importante para la
evaluacion, ej. Condiciones de operacion, materiales de construccion, exposicion
al servicio, promedio de corrosion, historia de inspeccion, etc.

Mecanismos de deterioro operativos y creibles.

Criterios utilizados para juzgar la gravedad de cada mecanismo de deterioro.
Modos de falla anticipados (ej. Fuga o ruptura).

Factores claves utilizados para juzgar la gravedad de cada modo de falla.
Criterios utilizados para evaluar las diversas categorias de consecuencia
incluyendo seguridad, salud, ambiente y finanzas.

Criterios de riesgo utilizados para evaluar la aceptabilidad de los riesgos.
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2.10 TIPOS DE VALORACION DE RIESGO

El tipo de valoracion de riesgo puede ser aplicado cuantitativamente,
cualitativamente o semi cuantitativa (usando las dos anteriores). El tipo de valoracion
dependerd de distintos factores como: el objeto del estudio, informacion disponible,

tiempo para el desarrollo de la evaluacion.

2.10.1 VALOR CUALITATIVO

Este método se basa en el criterio de los expertos y se enfoca en el juicio de
ingenieria para la evaluacion, los resultados se dan tipicamente en términos cualitativos
como alto medio y bajo, aunque los valores numéricos también pueden asociarse con estas
categorias. Este andlisis permite realizar la evaluacion de riesgo en ausencia de datos
cuantitativos detallados, los resultados obtenidos se consideran subjetivos y son dificiles

de actualizar después de realizar la inspeccion.

2.10.2 VALOR CUANTITATIVO

Método sistematico, coherente y documentado son mas faciles de actualizar con
base en los resultados de inspeccion, se basa en modelos que permiten calcular valor
numeérico, aungue también se puede expresar en términos cualitativos evaluando la
probabilidad, consecuencia de falla y asignando valores de riesgo. Este método se
caracteriza por determinar cuando se ha pasado el limite de aceptacion del riesgo. Para el
calculo del riesgo se emplea el programa de software para calcular y desarrollar
recomendaciones del programa de inspeccién. Inicialmente los modelos son intensivos en
datos, pero el uso de modelos elimina el trabajo repetitivo y detallado del proceso de

planificacion de inspeccion tradicional.
Las ventajas de un enfoque cualitativo son:

e Calcula con cierta precision, cuando se alcanza o supere el limite de aceptacion
del riesgo.

e Discriminacion entre riesgos de equipo permitiendo priorizacién de mitigacion.

e Tendenciay seguimiento de la exposicidn al riesgo a lo largo del tiempo, asi como
otras métricas.

e Evaluacion comparativa de la gestion de la fiabilidad, como las tendencias y

comparaciones de POF.
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2.10.3 VALOR SEMI CUANTITATIVO

Es un término que describe cualquier metodologia, tiene aspectos derivados dentro
de las metodologias cuantitativas y cualitativas, es decir, orientado para obtener los
mejores beneficios de los dos anteriores enfoques. Normalmente, la mayoria de los datos
utilizados en un enfoque cuantitativo son necesarios para el desarrollo del enfoque semi
cuantitativo, pero con menos detalle. Los modelos pueden no ser tan rigurosos como los
utilizados para el enfoque cuantitativo. Los resultados generalmente se presentan en
categorias de consecuencia y probabilidad o como numeros de riesgo, pero los valores
numéricos pueden asociarse con cada categoria para permitir el calculo de riesgo y la

aplicacion de criterios de aceptacion de riesgo apropiado.

2.11 PROCESO DE EVALUACION DE RIESGO

Es el proceso mas simplificado de los elementos esenciales del planteamiento de la
inspeccion con base en el analisis de riesgo Figura 2-5. Cada uno de estos pasos son muy
esenciales para el procedimiento del programa de RBI independientemente del enfoque
que sea empleado. El estudio mediante la metodologia RBI, puede tener enfoques
cualitativos, cuantitativos o semicuantitativos. Lo que se diferencia en los distintos
enfoques, es la cantidad de datos que se pueden recopilar de dicha base de datos, ademas

de los célculos a realizar y de los resultados obtenidos a partir del analisis.

Consecuencia
. de la falla
Recoleccion

de Clasifica Plan de Mitiga
Informacién | | W cignde [ inspeccié —® cién

v datos Riesgos

Probabilidad de
la falla

Reevaluacion

Figura 2-5: Proceso de Planeacion de Inspeccion Basada en Riesgo
Fuente: API 580.
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2.12 INTRODUCCION INSPECCION BASADA EN RIESGO

La identificacion y evaluacion de mecanismos de degradacion potenciales son
pasos importantes en una estimacion de la probabilidad de la falla de una tuberia. Sin
embargo, también se debe considerar ajustes a tacticas y estrategias de inspeccion para
dar cuenta de consecuencias de una falla. La combinacion de la estimacion de probabilidad
de falla y las consecuencias de falla son elementos esenciales de la inspeccion basada en
riesgo (RBI).

Cuando el propietario o el usuario escoge dirigir una estimacién RBI debe incluir
una evaluacion sistematica de la probabilidad de falla y de la consecuencia asociada de la
falla, de acuerdo con API 580.

La evaluacion de probabilidad debe basarse sobre todas las formas de
degradaciones que pudieran esperarse razonablemente que afecten a los circuitos de
cafieria en cualquier servicio en particular.

Lo anterior, origina la necesidad de reducir los niveles de riesgos asociados
mediante la implementacion de metodologias y técnicas que permiten controlar,
optimizar, prevenir y predecir la ocurrencia de una falla en equipos estaticos y cafierias;
al aplicar la metodologia de Inspeccion Basada en Riesgo (RBI) para generar planes
optimos de inspeccion, con base en las normas internacionales APl 580/581, con el
soporte de otras normas, como: APl 570, API 571, API 574, API 579, API 650, API 653,
APl 1160 y ASME B31.3, ASME 31.4, ASME 31.8 y ASME 31.8S, asi como,

procedimientos de ingenieria o estandares de los propietarios de los activos evaluados.

2.13 RBI (INSPECCION BASADA EN RIESGO)

La implementacién de planes de inspeccion segun API 580 implica seguir una
metodologia basada en el riesgo para priorizar y planificar las inspecciones en la industria
del petrdleo y gas. Este enfoque implica analizar la probabilidad y las consecuencias de
una falla para desarrollar un plan de inspeccion. El objetivo es garantizar la seguridad y
la confiabilidad, al tiempo que se optimizan los recursos de inspeccion y mantenimiento.

Los planes de inspeccion segun API 580 se basan en la evaluacion del riesgo y
permiten identificar y priorizar los activos criticos que requieren una atencién y monitoreo
mas rigurosos. Los planes ayudan a prevenir fallas catastroficas, reducir el tiempo de
inactividad no planificadas y optimizar la vida util de los equipos.

La implementacion de estos planes implica realizar inspecciones periédicas y
utilizar criterios de evaluacion cuantitativos y cualitativos para determinar la necesidad de
reparaciones, reemplazos, ajustes o mejoras en los equipos. También se deben documentar
y mantener las actividades de capacitacion, se requiere un programa de desarrollo y
actualizacion continua del personal.

El RBI se enfoca en determinar el riesgo relativo de forma sistematica, lo cual
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permite tener una clasificacion jerarquica, de tal forma que definamos a las facilidades,
unidades, equipos y componentes en un ranking de acuerdo con el nivel de riesgo, y asi
lograr que los esfuerzos para gestionar el riesgo se ocupen de los equipos con mas alto
riesgo.

Los elementos claves de un programa de RBI deben incluir:

Un sistema de gestion que permita mantener la documentacion técnica, los datos
historicos, informacion requerida para el andlisis, las actualizaciones de los
andlisis y la consistencia del programa.

e Tener un método documentado para determinar la POF.

e Tener un método documentado para determinar la COF.

e Metodologia para gestionar el riesgo mediante inspecciones, control de procesos

y actividades de mitigacion.

Fiesgo con Programas de Inspeccién Tipios

e S

Risk

/

Fiesgo utilizando la RBI
¥ un programa de Fiesgo Fesidual no
Inspeccion optimizado afectado por RBI

Nivel de actividad de Inspeccion o

Figura 2-6: Gestion del Riesgo usando RBI
Fuente: API 580

El riesgo es un concepto relativo, y no puede reducirse a cero solamente realizando
esfuerzos de inspeccion. El riesgo residual de pérdida de fluido incluye factores como el
error humano, desastres naturales, amenazas de terceros, actos vandalicos, errores de
disefio, limitaciones de los métodos de inspeccion, mecanismos de dafio ocultos, entre

otros.

2.14 MATRIZ DE RIESGO

Son analisis de inspeccion basados en riesgo que requieren el calculo de
probabilidades de falla y el modelaje de las consecuencias de fallas. Mezclando los
factores que componen las probabilidades de falla y las consecuencias de falla se obtiene
el valor del riesgo. Grafica la comprension del Riesgo; Probabilidad de Falla (POF) en el

eje “Y”; y Consecuencia de Falla (COF) en el eje “X”.
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Figura 2-7; Matriz de Riesgo
Fuente: API 580

2.15 MECANISMO DE DANO Y MODOS DE FALLAS

Para poder determinar la probabilidad de falla del equipo, es necesario distinguir
los mecanismos de dafio y modos de falla a los cuales esta sometido de acuerdo con sus
condiciones de operacion.

Estos mecanismos de dafio incluyen corrosion, agrietamiento, dafios mecanicos y
metallrgicos, los cuales son importantes para efectuar el analisis de la probabilidad de
falla, seleccionar los lugares donde inspeccionar, que técnicas de inspeccion utilizar y que
clase de decisiones pueden reducir o eliminar la probabilidad de un mecanismo de dafio

especifico.

Para poder identificar adecuadamente los mecanismos de dafio y modos de falla se

debe tomar en cuenta los siguientes aspectos:

1) Identificar las condiciones de operacion y ambientales internas y externas

del equipo, la edad o tiempo en servicio y las cargas operacionales.

2) ldentificar los materiales, los métodos de fabricacién, construccion y

tratamiento térmico si hubiese.
3) Reconocer los mecanismos de dafio y la forma en la que se manifiestan.

4) Considerar la ocurrencia de que un mismo componente tenga dos 0 mas

mecanismos de dafio al mismo tiempo.

En “Anexo 01 - Mecanismos de dafio segun API 580” se encuentra un listado de
los mecanismos de dafio reconocidos por el cddigo que aplican en la industria del petréleo,
gas e industria quimica, a partir del cual es necesario considerar para el calculo de la

probabilidad de falla los siguientes fenomenos:

1) Corrosién Externa.

2) Abrasion (adelgazamiento).
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2.15.1 CORROSION EXTERNA

La corrosion externa es un proceso de deterioro que afecta la superficie externa de
metales cuando se exponen a agentes corrosivos como la humedad, productos quimicos y
aire salino. Estas interacciones desencadenan reacciones electroquimicas que generan
compuestos como Oxidos e hidroxidos, debilitando gradualmente el material y
comprometiendo sus propiedades mecanicas y estructurales. Factores como la
composicion quimica del metal, temperatura, humedad, contaminantes atmosféricos y
defectos en la superficie influyen en este proceso. La corrosion externa es especialmente

relevante en entornos agresivos como instalaciones industriales o maritimas

La morfologia de dafio se puede evidenciar en la Figura 2-8 donde se caracteriza
una pérdida de metal localizada en el espesor en forma de picaduras, ranuras, ondas,
orificios redondeados y valles. Estas pérdidas frecuentemente muestran un patrén de
direccion determinado por la direccion del flujo y las fallas producto de ellas suelen

suceder en periodos de tiempo relativamente cortos.

Figura 2-8: Corrosion Externa en Tuberia.

Fuente: Mecanismos de dafio — APl 571

2.15.2 ABRASION

La abrasion puede ser definida como la accion mecanica de rozamiento provocada
por una particula mas dura, que ocasiona desgaste y erosion a la superficie en contacto.

En pocas palabras, es el roce directo de uno o varios cuerpos con otro.

Las tuberias que componen los sistemas de piping y las redes de distribucion de
linea de alimentacion no son ajenas a este problema. Se sabe que las primeras sufren
desgaste debido a los sedimentos que transportan junto con el agua, y de las segundas,
aunque no se tenia certeza se cree que estaba relacionado, entre otras, con las fugas en las

conexiones, y también con las particulas sélidas transportadas en su interior.
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Independientemente de cuales sean las causas del fendmeno, las consecuencias pueden

alejar la red de su funcionamiento Gptimo.

En primer lugar, es evidente que el caudal que se fuga a través de estas fallas
representa una pérdida monetaria y ambiental para el operador, pues no sélo esta dejando
de facturar parte de su produccidn, sino que esta desperdiciando un recurso escaso. Por
otro lado, la presion interna de la red podria interactuar con la falla haciéndola crecer,
debilitando asi la resistencia estructural del tubo hasta el punto de ponerla en riesgo de

estallar.

Por altimo, la interaccion entre el agua fugada y el material a su alrededor puede afectar
la resistencia del suelo, poniendo en peligro la estabilidad de las estructuras en la

superficie.

La abrasion ocurre cuando el flujo remueve parte del material de la cara interna de la

tuberia como muestra en la Figura 2-9.

Figura 2-9: Adelgazamiento por Abrasion

Fuente: Mecanismos de dafio — APl 571

2.16 EFECTIVIDAD DE INSPECCION

El codigo de referencia establece criterios de efectividad de la inspeccion para cada
factor de dafio, donde cada uno de estos se ve afectado por el historial de inspeccién de
un equipo en particular y las técnicas utilizadas en este periodo. La efectividad de una
inspeccion esta determinada por la sensibilidad de la técnica para detectar indicaciones, la
capacitacion de los inspectores y el nivel de conocimiento de los expertos al determinar

las zonas de inspeccion.

La efectividad de una técnica de inspeccidn permite descartar entre los diferentes
mecanismos de dafio que pueden afectar a un determinado material y predecir la velocidad

de dafio o deterioro en un contexto operacional definido.
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El codigo de referencia dispone de distintas tablas que describen en que consiste

cada inspeccion para ser categorizadas en funcion del mecanismo de dafio a estudiar. Sin

embargo, en lineas generales la efectividad de inspeccion se puede categorizar segun

manifiesta la Tabla 2-2.

i Categoria de
Categoria de o L
y Efectividad de Descripcion
la Inspeccion »
Inspeccion
Los métodos de inspeccidn identifican correctamente el estado
A Altamente Efectiva | de dafio del equipo en casi todos los casos (80%-100% de
confianza)
Los métodos de inspeccion identifican correctamente el estado
B Usualmente Efectiva | de dafio del equipo en la mayoria de los casos (60%-80% de
confianza)
) Los métodos de inspeccidn identifican correctamente el estado
Medianamente B .
C ) verdadero del dafio sobre la mitad de los casos (40%-60% de
Efectiva .
confianza)
. Los métodos de inspeccion proporcionan poca informacién del
D Pobremente efectiva . .
estado verdadero del dafio (20%-40% de confianza)
El método de inspeccion no proporciona ninguna o casi ninguna
. informacion para identificar correctamente el dafio y se
E Inefectiva ) ) ) ) B
considera inefectivos para detectar el mecanismo de dafio
especifico.

Tabla 2-1: Categorias de efectividad de Inspeccion.

Fuente: Elaboracion a partir de API - 580.

2.17 PROBABILIDAD DE FALLA (POF)

Se utilizan dos métodos para calcular la Probabilidad de Falla POF: el método

“GFF” y un método de distribucion “Weibull” de dos pardmetros. El método GFF se

utiliza para predecir la Probabilidad de Falla (POF) de pérdida de contencion en equipos

de limites de presion. EI método de distribucion Weibull se utiliza para predecir la POF

en dispositivos de alivio de presion (PRD) y en intercambiadores de calor.

Manera Deterministica;

Pe(t) = gff * Dg(t) * Fys = 1,08 E — 07

Ecuacion 2-1. Probabilidad de falla.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581
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Doénde:

P¢(t) :Probabilidad de falla =0,000000108
gff :Frecuencia generica de falla = 3,06 E-05
Fys : Factor de gestion de sistema = 0,1584

D¢(t) : Factor de dafio =0,0224781

Manera Probabilistica:

t\18
Prey= 1—exp [( E)]
Ecuacion 2-2. Probabilidad de falla Weibull.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581
Donde:

Prw : Probabilidad de falla.

t : Tiempo en afios.
n : Pardmetro de vida caracteristico de Weibull, afios.
B : Parametro de forma de Weibull.

2.18 FRECUENCIA GENERICA DE FALLA

Esta variable esta asociada a una probabilidad de falla asociada a distintas familias
de equipos en un sistema productivo determinado, el cual puede ser una industria o una

empresa en particular.

Si existe suficiente informacion disponible para un determinado componente,
probabilidades de falla pueden ser calculadas a partir de fallas observadas en un contexto
operacional determinado. Las frecuencias genéricas de falla pueden estimarse a partir de
registros de todas las plantas de una empresa, o de una industria, de fuentes literarias o

bases de datos de confiabilidad.

Las frecuencias genéricas estan relacionadas con modos de falla que experimentan
los distintos componentes dentro del alcance de esta metodologia, los cuales son
clasificados desde fugas pequefias hasta la ruptura. Estas frecuencias para cada tipo de

componente se dividen a través de tamafios de orificios relevantes.

Las frecuencias establecidas en el cddigo API 581 son referenciales y sugeridas,
donde su utilizacion va a depender del criterio del analista, siempre que se ajusten a las

caracteristicas reales de los equipos en analisis 0 seguin requerimientos del mandante. Bajo
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esta perspectiva y en virtud de la falta de registros de la Planta con respecto a las fallas
ocurridas en el ultimo tiempo es que se tomaran como referencia las frecuencias genéricas

de falla que ofrece el codigo API 581, (Anexo N°2) e ilustradas en la Tabla 2-2.

gff como funcion del tamafio de orificio [fallas/afio] | gff total
[fallas/afio]

PIPE - 14”1 hequefio mediano | grande | ruptura

8,00 E-06 2,00 E-05 0 6,0 E-06 | 3,06 E-05

Tabla 2-2. Frecuencias genéricas de falla para tuberia estudiada.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

2.19 FACTORES DE DANO

El principal proposito de los factores de dafio es evaluar estadisticamente la
cantidad de dafio que puede estar presente en una determinada unidad de control en
funcion del tiempo en servicio y la efectividad de las actividades de inspeccion
efectuadas.

Los factores de dafio proveen una variable de filtrado para determinar prioridades
de inspeccidn y optimizar sus esfuerzos, sin embargo, su tratamiento segun los
lineamientos del codigo API 580 — 581 no proveen una evaluacion de aptitud para el
servicio del componente. Los factores de dafio identificados por el codigo de referencia

son los siguientes:

1) DM : Adelgazamiento

2) fogm,: Agrietamiento por corrosion bajo esfuerzos
3) DXL : Dafio Externo

—gov*

4) Dpfhe : Ataque por Hidrogeno a alta temperatura
5) D}”f “*. Fatiga mecénica (s6lo para tuberfas)

6) DPTUL: Fractura Fragil

El codigo utilizado para el presente anélisis propone un abanico de ecuaciones para
determinar el factor de dafio combinado por multiples mecanismos de dafio. Para el equipo
bajo estudio, donde el dafio externo y por adelgazamiento es puntual y general,
respectivamente, se utilizard la Ecuacién 2-3 para la determinacion del factor de dafio

general.
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hi d hth bri t
Df—total = th—lgnov + Dfefgov + ngggov + th “ + Dfrbtgv + Djzn—;%v

Ecuacion 2-3. Factor de Dafio total.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581.

El cddigo evalla 21 factores de dafio con sus respectivos criterios de seleccion
(Anexo 03 — Criterios de seleccion de factores de dafio segin APl 581) de los cuales se
detecta “Adelgazamiento por Erosion” y “Abrasiéon”, por lo cual la Ecuacion 2-3, se

transforma en la Ecuacion 2-4.

Dr_totar = D]Ehm

Ecuacidn 2-4. Factor de Dafio para el caso evaluado.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

El factor Df™  se reemplazé por Df"™ porque las tuberias no tienen lining

(recubrimiento interior). El calculo de D]Eh”‘ se realizo en el Anexo 4.

Anexo 04 — Calculo de obteniéndose el valor:

Df_totqr = Df™™ = 0,0224781

2.20 FACTOR DE GERENCIAMIENTO

Esta variable considera la repercusién que tienen los sistemas de gestion y
administracion de la Planta en la integridad mecénica de sus equipos, asi como la
probabilidad de detectar con anticipacién el dafio acumulado que puede resultar en una
pérdida de contencion. Al mismo tiempo, este factor entrega un pardmetro que se relaciona

con la calidad del sistema de administracién de integridad y seguridad de la Planta.

El cdodigo de referencia propone una encuesta que abarca un amplio rango de
topicos tales como la gestién de la planta, operaciones, mantenimiento, seguridad y

medioambiente, integridad mecénica, capacitacion e ingenieria.

El puntaje obtenido a partir de la encuesta, Score, se relaciona con el puntaje maximo

posible a obtener a través de la Ecuscion 2-5.
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core
1000

pscore = * 100% (en unidades de %)

Ecuacién 2-5. Puntaje de evaluacion del sistema de Gerenciamiento de la Planta.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

Para el calculo del factor de gerenciamiento se utilizara el puntaje de evaluacion
del sistema de gestion de la planta en porcentaje mediante la Ecuacion 2-6.

FMS — 10(—0.02psc0re+1)

Ecuacion 2-6. Factor de Gerenciamiento.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

Para el calculo del factor de gerenciamiento se utilizara el puntaje de evaluacion

del sistema de gestion de la planta en porcentaje mediante el Diagrama 2-1.

Factor de Gerenciamiento

Lidera y Administracion

Evaluacion del Sistema de Informacion Seguridad de los
Gerencia = Procesos

Analisis de Peligrosde

Contratistas B
c =

Investigacion de Incidentes Gerencia de Cambio

Procedimientos

Respuesta a Emergencias ;
i € Operacionales

Revision de Seguridad Previo

al Arranigue Practica de Trabajo Seguro

Integridad Mecanica Capacitacion

Diagrama 2-1. Evaluacion sistemas de gestién Central Termoeléctrica.

Fuente: Elaboracion a partir de Evaluacion de Gerenciamiento APl 581

La metodologia para obtener el factor de gerenciamiento permite identificar
aquellas brechas que repercuten directamente en la gestion del riesgo de una instalacién
en particular. Para el caso de la Central Termoeléctrica, se detectaron oportunidades de
mejora principalmente en Liderazgo y Administracién, Evaluacion de los Sistemas de
Gerencia y Respuesta a Emergencias.
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Tabla 2-3: Consolidado de encuesta de gerenciamiento presenta un resumen de los
items evaluados y la puntuacion obtenida.

N°® ltem Total |Puntaje Real|Puntaje Posible
1|Liderazgo y Administracién 59 84% 70
2 |Informacion Segquridad de los Procesos 7 96% 80
J|Andlisis de Peligros de Procesos 93 93% 100
4 |Gerencia de Cambio 73 1% 80
5|Procedimientos Operacionales 76 95% 80
6 |Practica de Trabajo Seguro 83 98% 85
7 |Capacitacion 75 5% 100
8 |Integridad Mecanica 98 82% 120
9|Revision de Seguridad Previo al Arranque 54 0% 60

10| Respuesta a Emergencias 61 94% 65

11|Investigacién de Incidentes 75 100% 75

12| Contratistas 45 100% 45

13| Evaluacion del Sistema de Gerencia 3 78% 40

TOTAL| 900 90% 1000

Tabla 2-3: Consolidado de Encuesta de Gerenciamiento.

Fuente: Elaboracion a partir de Evaluacion de Gerenciamiento API 581

Se obtiene un valor Score de 90,00 y aplicando la Ecuacién 2-6 un
FMS = 0,158

2.21 CONCECUENCIA DE FALLA (COF)

Es el impacto o dafio resultante de una falla o pérdida de contencion (fluido
liquido) en una instalacion industrial. Se utiliza para evaluar el nivel de riesgo asociado
con una determinada falla o escenario de pérdida de contencion. La Consecuencia de Falla
se puede medir en términos de impacto econémico, impacto en la produccion, impacto
ambiental, impacto en la seguridad y salud de las personas, entre otros factores relevantes.
La evaluacion de la Consecuencia de Falla ayuda a priorizar las acciones de mitigacion

ademas de tomar decisiones informadas sobre la gestion en instalaciones industriales.

Manera Deterministica:

FCrotat = FCema + FCAffa + FCproq + FCInj + FCgnviron

Donde:
FCrotal : Consecuencia financiera total ($).
FCema : Consecuencia financiera por reparacion del equipo afectado ($).
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FCproq : Consecuencia financiera en el area de produccion ($).

FCuffa : Consecuencia financiera por reparacion de equipos cercanos afectados
3).

FCppj : Consecuencias financieras por potenciales dafios a personas ($).

FCrnviron : Consecuencias financieras ambientales ($).

Anexo 12 — Determinacion de Area de Consecuencia Financiera, el factor de costo total

mediante la suma de los costos calculados se obtiene el valor de:

FCTotal

18.697,72 [USD]

Manera Probabilistica:

Cr = Costprog + CoStymp + CoStpynaie + COStyant

Donde:

CoStprpqg : Costos de produccion.
Costamp : Costos ambientales.
Costpundie : Costos de reemplazo.
Costyant : Costos de mantenimiento.

A través de un programa de IBR, el riesgo es gestionado mediante el
control de la POF a través de inspecciones y mantenimiento, mientras que la COF es
gestionada por la gerencia de procesos y personal de prevencion de riesgos mediante
actividades como modificacion de equipos, procesos, implementacién de barreras de

contencion y/o aislamiento, reduccion del volumen inventariado, optimizacién de

sistemas contra incendios, etc.
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Existen dos niveles de metodologia para el analisis de consecuencia:

e Nivel 1: Limitado a las consecuencias asociadas a fugas de un nimero limitado de

fluidos de referencia listados en el “Anexo 06 — Fluidos indicados para el analisis

de consecuencia nivel 17 y el contexto operacional del sistema. Las mayores

consecuencias de este nivel estaran asociadas a incendios causados por liquidos y

explosion de nubes de vapor para gases.

Para emplear un analisis de consecuencia de nivel 1 se deben considerar las siguientes

circunstancias:

1)

2)

3)

4)

5)

6)

La fase de fluido de liberacion puede ser liquido o gas, dependiente de la fase
en la que se encuentre almacenado y la fase que se espera que ocurra durante
un evento de liberacion del hidrocarburo a la atmosfera.

Las propiedades para un fluido representado que se encuentre en una mezcla
se puedan establecer valores promedio. (por ejemplo, Masa molar, densidad,
calores especificos, etc.).

La probabilidad de ignicion y de otros posibles eventos de liberacidn sean
predeterminadas para cada fluido representativo en funcion de la temperatura,
Temperatura de ignicion atmosférica (AIT) y tipo de liberacion. Estas
probabilidades permaneceran constantes, independientes de la tasa de
liberacion.

Los efectos del “BLEVE” no estan incluidos en este analisis.

Los efectos de explosiones no inflamables, tales como aquellas posibles
cuando gases presurizados no inflamables son liberados durante la ruptura de
un recipiente, no estan incluidos en esta evaluacion.

Las condiciones meteoroldgicas se asumieron y se utilizaron en los célculos
de dispersién que representan la base para la tabla de andlisis de

consecuencia.

Las areas de consecuencia no consideran la liberacion de un producto téxico

durante una reaccion de combustion. (por ejemplo, no considera la produccion de didxido

de azufre que producen los sulfuros).

El procedimiento de célculo en nivel uno se refleja en el Diagrama 2-2 Metodologia de
COF Nivel 1:
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Fuente: APl 581

i
el

Nivel 2: Incorpora un procedimiento de simulacion del comportamiento de los

fluidos, como el balance de masay energia, representado en diagrama de procesos.

Esto es, se determina un alto grado de precisién cuales son las propiedades

quimicas y propiedades fisicas de cada fluido. Para este anélisis se suele requerir

de simulaciones y conocimiento especifico del equipo o0 componente.
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2.22 DETERMINACION DEL FLUIDO REPRESENTATIVO Y SUS
PROPIEDADES

El primer paso para el analisis de consecuencia es determinar las propiedades del
fluido de trabajo, para lo cual el cddigo APl 581 ofrece un listado de fluidos
representativos sobre el cual se deben efectuar los célculos. El fluido representativo que
mas coincida con el fluido contenido en el sistema presurizado a evaluar debe ser
seleccionado de un listado ilustrado en el “Anexo 06 — Fluidos indicados para el analisis
de consecuencia nivel 1”. En muy pocas refinerias o plantas quimicas los fluidos son un
material puro, la seleccion de un fluido representativo siempre involucra ciertos supuestos.
Los fluidos de trabajo del circuito se identificaron y tipificaron segln la tabla propuesta,

guedando representados en Tabla 2-4.

Fluido Representativo | Tipo de Fluido | Material aplicable

Agua TIPOO Agua
Tabla 2-4. Fluido Representativo.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

Con esto se hace un catastro de los fluidos de trabajo, con ello se estima que el

coeficiente isentrépico en promedio para el tipo de productos es k = 1,33

2.23 TAMANO DE ORIFICIO DE LIBERACION

Para el analisis de consecuencia es necesario predeterminar el tamafio de un
supuesto orificio por el cual se liberard el fluido contenido. Para lograr este propdsito, el
codigo de referencia establece tamafios de orificio definidos, ya que de otra manera seria
impracticable realizar un andlisis a partir de un espectro continuo de tamarios de orificio.
Estos tamafios de orificio predeterminados permiten una mejor gestion de los supuestos
escenarios a considerar.

Los tamarfios de orificio estan limitados a un maximo de 16 pulgadas, Este diametro
representa el valor maximo para el célculo de liberacion, ya que fallas catastroficas de

componentes generalmente no involucran la desintegracion de todo el equipo.

La seleccion del tamafio de orificio dependera del tipo de componente a evaluar y
su geometria. Los distintos tamafios de orificio predeterminados por el cddigo de

referencia estan detallados en la Tabla 2-5.
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Numero de Tamafio del Rango de Diametro del orificio,
Orificio Orificio Diametros [pulg] d, [pulg]
1 Pequerio 0—Y d, = 0.25
2 Mediano >Y—2 d, =1
3 Grande >2-6 d, =4
4 Ruptura >6 d,, = min[D, 16]

Tabla 2-5. Tamafios de orificio de liberacion de fluido y didmetros utilizados para Analisis de
Consecuencia de nivel 1y 2.

Fuente: Elaboracion a partir API 581.

Las tuberias del sistema son principalmente de 14” por lo que el tamafio de orificio es

“Ruptura” y un tamafio de d,, = min[D, 16] pulg.

2.24 TASA DE LIBREACION DE FLUIDO

Las tasas de liberacion dependen de las propiedades fisicas del fluido, su fase
inicial dentro del recipiente, las condiciones de operacién del proceso y el tamafio de
orificio asignado. La ecuacion de la tasa de liberacion debe ser seleccionada en funcion
de la fase cuando este contenido en el equipo y su régimen de descarga (sonico o

subsoénico), cuando éste es liberado.

La fase inicial corresponde a la fase del fluido almacenado previo a entrar en
contacto con la atmdsfera. Para sistemas bifasicos, algunas consideraciones deben

considerarse para poder tomar en cuenta el modelamiento.

En base a lo anterior y con célculos conservadores (detallados en Anexo 07 —

Determinacion de tasa de liberacion) se obtiene una tasa de liberacion de 496,582 [1b/s]

2.25 TIPO DE LIBREACION DE FLUIDO

El tipo de liberacion corresponde a la forma en que el fluido es liberado hacia la

atmosfera puede ser modelado como uno de los siguientes tipos:

1) LIBERACION INSTANTANEA: Esta liberacion ocurre tan rapidamente que el fluido

se dispersa como una larga nube.

2) LIBERACION CONTINUA: Una liberacion tipo “pluma” es aquella que ocurre en

un gran periodo de tiempo, permitiendo al fluido dispersarse en forma de una elipse

elongada dependiendo de las condiciones climaticas.
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La liberacion del fluido serad continua si se cumple cualquiera de las siguientes

condiciones, de lo contrario se considerara instantanea:
1) El tamafio del orificio es menor o igual a 6,35 [mm] (%" )
2) La masa liberada es menor o igual a 4536 [kg]( 10 000 [Lb])
3) La tasa de liberacion es menor o igual a 25,22 [kg/s](55,6 [Lb,,/s])

De acuerdo con los criterios expuestos, las tasas de liberacion para el tamafio de

orificio seleccionado es Liberacion Instantanea. (no cumple con ninguna condicion).

2.26 IMPACTO EN LOS SISTEMAS DE AISLACION Y DETECCION

En las termoeléctricas usualmente tienen una variedad de sistemas de mitigacion,
aislacion y deteccion que tienen como finalidad reducir los efectos de liberacion de fluidos
peligrosos. Una metodologia simplificada para evaluar la efectividad de varios tipos de

sistemas de deteccion, aislacion y mitigacion son incluidas en el codigo de referencia.

Estos sistemas de seguridad afectan la liberacion de fluido de distintas maneras.
Algunos sistemas reducen la magnitud y duracién de la liberacién a través de la deteccion
y aislacién de la fuga, mientras que otros sistemas reducen el area de consecuencia para

minimizar las probabilidades de ignicién o limitar la diseminacion del fluido.

Se asume que los sistemas de mitigacion, aislacion y deteccion afectan la

liberacion de dos maneras:

1) SISTEMAS DE DETECCION Y AISLAMIENTO: Estos sistemas estan disefiados para

detectar y aislar la fuga, por lo que tienden a reducir la magnitud y la duracion de

la liberacion.

2) SISTEMAS DE MITIGACION: Estos sistemas estan destinados para mitigar o

reducir la consecuencia de la liberacion.

El resultado del anélisis de los sistemas de aislacion y bloqueo define un factor de
mitigacion o de reduccion de fluido liberado, el cual se detalla en el Anexo 09 — Impacto

de los sistemas de aislacion y monitoreo.

2.27 CALCULO DE TASA DE LIBERACION DE FLUIDO

Se debe determinar la tasa de liberacion del fluido a liberar en caso de una falla
para cada uno de los orificios seleccionados dependiendo si la liberacion es continua o
instantanea. EI procedimiento esta descrito en el Anexo 10 — Determinacién del flujo de

masa de liberacion.
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2.28 AREA DE CONSECUENCIAS

El area afectada es utilizada para describir las consecuencias potenciales en el
campo del analisis de riesgo. Tal como indica el nombre, las areas afectadas representan
la cantidad de superficie que experimenta un efecto producto de un probable evento de
fuga.

El cddigo distingue tres categorias de area de consecuencia a evaluar, las cuales son:
1) Inflamables y explosivas.
2) Toxicas.
3) Financiera.

Para la evaluacion del sistema, se consideraran consecuencias inflamables y
financieras ya que no se cuenta con las fichas de seguridad e los fluidos comerciales

utilizados como para evaluar la toxicidad involucrada.

Para la evaluacién del sistema en Linea de Alimentacion en Caldera se

consideraran sélo las consecuencias inflamables y financieras.

Los célculos de area de consecuencia inflamables y financieras se encuentran
detalladas en el Anexo 11 — Determinacion de area de consecuencia inflamable y Anexo

12 — Determinacion de area de consecuencia financiera.

2.29 RIESGO

Es la combinacién de la probabilidad de que ocurra algun evento durante un
periodo de interés y las consecuencias (generalmente negativas) asociadas al evento. En

términos matematicos, el riesgo puede calcularse mediante la siguiente Ecuacion 2-7.

Ecuacion 2-7. Célculo del riesgo.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

Donde:
R(t): Riesgo.

P (t): Probabilidad de falla.

Cy: Consecuencia de falla.
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En el caso de la metodologia propuesta por API - 581 las consecuencias son Area
de impacto de consecuencia, expresado en unidades de area CA y consecuencia financiera,
expresado en términos econémicos FC.

A partir de los datos analizados y estimados, el riesgo asociado al recipiente de referencia
en términos econdmicos resulta indicado en la Tabla 2-6: Riesgo Financiero evaluado.

P (t) 1,08 E-07
FC 18.697,72 USD
R(t) anual | 0,002032014 USD

Tabla 2-6. Riesgo Financiero Evaluado.

Fuente: Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos — API 581

Estableciendo los limites financieros asociados al contexto operacional de la
Empresa, graficados en la Tabla 2-6, es posible manifestar que en Linea de Alimentacidn

en Caldera se presenta como sistema con un riesgo bajo.
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CAPITULO 3: PLAN DE INSPECCION A TRAVES DE ELABORACION DE
PROPUESTA PARA POSTERIOR IMPLEMENTACION EN LA EMPRESA
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3.1 PLAN DE INSPECCION BASADO EN RIESGOS

El plan de inspeccion se establece para detectar y evaluar los diferentes
mecanismos de dafio debido a las condiciones de operacion, entorno ambiental, sustancias
y materiales involucrados. Asimismo, los métodos, la frecuencia y los criterios de
aceptacion utilizados en las inspecciones pueden afectar el nivel de incertidumbre que esta
relacionado con la probabilidad de falla del elemento inspeccionado.

Un programa de inspeccion efectivo considerard cuando, dénde y como gestionar
los recursos de inspeccidn, con el propdsito de administrar la integridad mecénica de las
Instalaciones, bajo un enfoque en el valor econémico y rendimientos aceptables; asi como
contar con un registro documental que sirva de insumo para los procesos de inspeccién
programada y para la actualizacién de los programas de mantenimiento, cuando se

presenten cambios en las condiciones de operacion.

Un plan de inspeccidn basado en riesgos debe contener por lo menos lo siguiente:

1) El objetivo y alcance de la inspeccién.

2) Descripcion del area, planta o nodo/equipo que se va a inspeccionar.

3) Equipos de medicion necesarios para el PIBR y sus certificados de calibracion
vigentes.

4) Procedimientos criticos o aplicables al PIBR.

5) Tiempo de inicio y terminacion de la actividad.

6) Periodo de inspeccion.

7) Responsables de la inspeccion.

8) Personal especializado que realizara el PIBR.

9) Programa de capacitacion.

10) Equipo de proteccion personal especifico para las actividades a desempefiar.

11) Técnicas de inspeccion.

Segun los datos y resultados obtenidos en el capitulo dos se identifican como falla
principal erosién (adelgazamiento) y corrosion externa. En la linea de alimentacion
optaremos por mantenimiento por condicion, estrategia de mantenimiento que se basa en
la evaluacion del estado actual de las tuberias para determinar si es necesario realizar
alguna accion de mantenimiento. En lugar de realizar intervenciones de mantenimiento de
forma programada o periddica, el mantenimiento por condicién se enfocara en responder
a las sefiales o indicadores especificos que sugieren que las tuberias estan experimentando

desgaste, deterioro o falla.
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3.2 FRECUENCIA DE INSPECCION DE CIRCUITOS DE TUBERIAS SIN

RBI

Cuando no se utiliza el RBI, los criterios para establecer y mantener las frecuencias

son las proximas:

3.2.1

INTERVALOS DE INSPECCION

El intervalo entre inspecciones de tuberias debera ser establecido y mantenido

usando el siguiente criterio:

3.2.2

Caélculos de rango de corrosién y vida remanente

Clasificacion de clases de circuitos.

Requerimientos locales aplicables (jurisdiccionales).

Juicio del Inspector, ingeniero de tuberias, especialista en sistemas de tuberias
fundamentado en las condiciones de operacidn, historiales de inspeccion para su

analisis.

CLASE DE SERVICIO DE TUBERIAS

La clasificacion debera estar basada en una seguridad potencial y de efectos

ambientales cuando una fuga ocurra. Las siguientes tres clases son recomendadas:

Clase 1: Servicio con un alto potencial de resultar en una inmediata emergencia si

ocurriera una fuga.

Clase 2: Incluye la mayoria de las tuberias de proceso de las unidades y las tuberias
seleccionadas fuera de la obra.

Clase 3: Servicios que son inflamables pero que no vaporizan significativamente

cuando fugan y no estan localizados en areas de alta actividad.

Clase 4: Los servicios que son esencialmente no inflamables y no toxicos, al igual
que la mayoria de los servicios publicos. La inspeccion de tuberias de clase 4 es
opcional y por lo general basado en las necesidades de fiabilidad e impactos de
negocio en lugar de seguridad o impacto ambiental. Los ejemplos de servicio de

clase 4 incluyen, pero no se limitan necesariamente.
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Type of Circuit Thickness Measurements Visual External
Class 1 5 years 5 years
Class 2 10 years 5years
Class 3 10 years 10 years
Class 4 Optional Optional
Injection points @ 3 years By class
Soil to Air Interfaces P — By class

Tabla 3-1: Intervalos de Inspeccion Maximos Recomendados.
Fuente: API 570.

3.3 CALCULO DE LA VIDA REMANENTE

Utilizando informacion recopilada, se realiza el calculo de la vida remanente. Se
aplican formulas y criterios establecidos por API 570 para estimar la cantidad de tiempo
adicional que la tuberia puede operar de manera segura. Para esto se debe calcular la tasa
de corrosion a largo y corto plazo.

3.3.1 METODO DE PUNTO A PUNTO

La tasa de corrosion a largo plazo se determina por cada CML segun la siguiente
férmula.

tlnicial - tactual

Corrosion Rate (LT) = yn

Ecuacion 3-1. Célculo Corrosion Rate (LT).
Fuente: API 570

Donde At corresponde al tiempo entre el estado actual y el inicial.

La tasa de corrosion a corto plazo se determina por cada CML segln la siguiente
formula.

tprevio — tactual

At
Ecuacion 3-2. Célculo Corrosion Rate (ST).
Fuente: API 570

Corrosiéon Rate (ST) =

Donde At corresponde al tiempo entre el estado actual y el previo.
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Para el célculo de vida remanente se utiliza esta ecuacion.

tiniciat — tactual [InCh (mm)]
tasa de corrosion [Inch (mm)/aio]

Vida Remanente (afios) =

Ecuacion 3-3. Calculo Vida Remanente.
Fuente: API 570

3.4 DEFINICION Y FINALIDAD DE LAS AREAS DE MONITOREO DE
CONDICION (CML)

De acuerdo con los codigos de inspeccion APl 570, un &rea de monitoreo de
condicion (CML) se define como una zona especifica a lo largo de un circuito de tuberia,
donde seran realizadas inspecciones periddicas al objeto de monitorear la presencia y

velocidad del deterioro.

Aun cuando las definiciones indicadas estan dirigidas a sistemas especificos, el
significado en términos generales expresa la intencién y el objetivo final en la
determinacion de CML’s para cualquier equipo y/o dispositivo, en el que sea necesario un
monitoreo de sus condiciones a través del tiempo. Sirve para ubicar y demarcar las areas
susceptibles a deterioro, sobre las cuales se aplicaran las técnicas de inspeccion mas
efectivas, en la deteccion y cuantificacion del mecanismo de deterioro experimentado o

esperado en dichas areas.

3.5 UBICACION DE CML’S Y LA GESTION DE ACTIVOS FiSICOS

Una gestion eficiente de los activos fisicos motiva a efectuar un proceso de
optimizacion de CML’s, con la finalidad de obtener una cantidad razonablemente
necesaria y suficiente de CML’s, en funcion de alcanzar una cobertura de inspeccion
adecuada y econémicamente viable, dirigida a las zonas donde realmente sea necesario
establecer un plan de monitoreo, basado en la naturaleza del deterioro esperado, criticidad

y riesgos asociados.

Ubicar las areas de monitoreo de forma eficiente se logra:

a) Generar una planificacion estratégica a corto, mediano y largo plazo,
estableciendo las prioridades para facilitar el direccionamiento del presupuesto de

mantenimiento hacia los equipos que realmente lo requieren.

b) Ubicacion estratégica de CML’s, permitira disminuir la incertidumbre sobre la

condicion de los equipos, en la medida que se intervenga o se inspeccionen los
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equipos, en esa medida se va generando informacidn acerca de sus condiciones y

con ellas poder predecir eficientemente su comportamiento futuro.

36 METODOLOGIA PARA LA OPTIMIZACIONDE LAS AREAS DE
MONITOREO DE CONDICION (CML)

Existen diferentes formas de conducir una ubicacion efectiva de CML’s, y estan
basadas en conocimientos de expertos en la materia de inspeccion, cédigos establecidos
ylo préacticas recomendadas, ampliamente utilizados en la industria. A continuacion, se

explican algunas précticas conocidas.

3.6.1 METODO CUALITATIVO

Basado en la opinion de expertos en corrosion / inspeccion / proceso, con
conocimientos en mecanismos de degradacion, funcionamiento del proceso y las técnicas
de inspeccion. El experto se desplaza a través de un circuito de tuberias y/o equipo estatico
principal, para determinar las mejores técnicas de inspeccion a utilizar y la mejor
ubicacion de los CML’s. Este método es facil de conducir. Dentro de sus limitaciones esta
el hecho que el proceso puede hacerse lento, esta sujeto a errores humanos y a la diversidad
de opiniones, es poco repetible y muchas veces se dificulta que una persona utilice

totalmente millones de mediciones histdricas de espesor y otras inspecciones.

3.6.2 METODO BASADO EN REGLAS

En este método, se desarrollan un conjunto de reglas para las cuales puede ser
reducida o incrementada la cantidad de CML’s, como, por ejemplo, “eliminar CML’s con
velocidades de corrosidon menores a un valor especificado” y/o “eliminar CML’s que
requieran andamios y cuya velocidad de corrosién esté por debajo de la velocidad de
corrosiéon promedio del circuito objeto de estudio”. Aun cuando abre la posibilidad de
incrementar los CML’s, este método esta mas frecuentemente relacionado con la
reduccion de estos. Una de las ventajas es que es relativamente facil de implementar y
puede volverse a aplicar luego de cerrar el ciclo de inspecciones. Entre las limitaciones,
requiere de elevados niveles de revision de las reglas, estas estdn sujetas a estrictas

evaluaciones de los entes reguladores, como también a errores humanos.
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3.6.3 METODO ESTADISTICO

En este método, se ejecuta una corrida de uno o varios modelos estadisticos
(funciones de distribucion estadisticas), para evaluar los datos relacionados con los CML’s
dentro de un circuito, considerando intervalos de distancia, localizacion, modos de
degradacion esperada y probabilidad de deteccidn utilizando las técnicas de inspeccion
aplicables. Por lo tanto, estos modelos determinan la probabilidad de deteccion a lo largo
de todos los CML’s, y dado un valor umbral, reduce o incrementa la cantidad de CML’s
en el circuito. Es un método altamente reutilizable al cierre de los ciclos de inspeccién, de
muy alto nivel de precision y existiendo data electrénica puede ser ejecutado muy
rapidamente con el uso de un computador. Como contraparte, requiere de muy buena data,
los modelos estadisticos requieren individuos o compafilas con buena dotacion
tecnologica y para casos donde haya que incrementar los CML’s, puede significar la

realizacion de un ejercicio separado.

3.6.4 METODO BASADO EN RIESGO

Basado en la metodologia de RBI, el riesgo es calculado para cada circuito. Luego,
los CML’s son ubicados eficientemente de acuerdo con el riesgo, y seguidamente
adicionados o removidos basados en dicho nivel. Este método aplica para sistemas en los
gue hayan sido analizados sus riesgos, por metodologias reconocidas, en este caso, se
aplicara la metodologia de Inspeccién Basada en Riesgo API 580/581. Por ejemplo: Para
bajo riesgo los CML’s son removidos, para los CML’s de riesgo medio, las inspecciones
decrecen o permanecen invariables y las inspecciones se incrementan o se adicionan
CML’s para riesgo alto. Este método depende del cierre de los ciclos de inspeccion, la
evaluacion de los CML’s es muy detallada y puede ser ejecutado muy rapidamente
(utilizando el software). En cuanto a las limitaciones los paquetes de software RBI tienen
su nivel de dificultad asociado al nivel de especializacion y se debe tener cuidado con los
posibles elementos cualitativos que se incorporen, ya que puede existir la posibilidad que

el proceso no sea repetible.

3.7 AREASTIPICAS DE MONITOREO EN CIRCUITOS DE TUBERIAS

Como se indica en las normativas de inspeccion, a continuacion, se mencionan

algunas de las localizaciones tipicas de CML’s.

1) Puntos de inyeccion y puntos de mezcla, generalmente en conexiones en “TEE”,
y su respectivo analisis para la extension de las zonas afectadas por la inyeccion y

mezcla de las corrientes.
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Figura 3-1: CML en “TEE”
Fuente: AP1 570

2) Puntos muertos por estancamiento o bajo flujo, como terminaciones en brida ciega,
terminaciones en cabezales, “by pass” cerrados, puntos de drenaje, botas, entre

otros.

Figura 3-2: CML en “Terminaciones en Bridas”
Fuente: API 570

3) Localizaciones de cambio de direccion o régimen de flujo, como codos,
reducciones de cualquier tipo, placas de orificio, ubicaciones aguas abajo de

valvulas, soldaduras.

Figura 3-3: CML en “Reductor”
Fuente: API 570

4) Aislamientos térmicos, zonas susceptibles a CUI y/o a agrietamiento bajo
aislamiento.

5) Interfaces suelo-aire y/o concreto aire, y zonas de salpique en ductos ascendentes
de instalaciones costa afuera.

6) Puntos de contacto con soportes y/o soportes soldados al tubo.

7) Puntos con susceptibilidad a acumulacion de humedad.

8) Juntas de tuberia roscada.
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3.8 MONITOREO CML

Cada sistema de tuberias debe ser monitoreado en ubicaciones adecuadas de
puntos de medicion criticos CML. Los circuitos de tuberias sujetos a tasas de corrosion
mas altas o corrosion localizada normalmente tendran mas puntos de medicion criticos y
seran monitoreados con mayor frecuencia. EI grosor minimo medido en un punto de
medicion critico puede ser determinado mediante escaneo ultrasonico (UT) o radiografia
industrial (RT). Las técnicas electromagnéticas también pueden ser utilizadas para
identificar areas delgadas que luego pueden ser medidas mediante ultrasonido o
radiografia. Cuando se realiza con ultrasonido (UT), el escaneo consiste en tomar varias
mediciones de grosor en el punto de medicion critico buscando adelgazamiento
localizado. La lectura mas delgada o el promedio de varias lecturas de medicion tomadas
dentro del area de un punto de examen deben ser registradas y utilizadas para calcular las
tasas de corrosion, la vida restante y la proxima fecha de inspeccion.

3.9 ENSAYOS NO DESTRUCTIVOS (END)

Se nombra ensayo no destructivo (END), a cualquier tipo de prueba practicada a
un material que no altere de forma permanente sus propiedades fisicas, quimicas,
mecénicas etc. Los diferentes métodos de ensayos no destructivos se basan en la
aplicacion de fenomenos fisicos; como ondas electromagnéticas, acusticas, elasticas,
emisién de particulas subatomicas, capilaridad, absorcion y cualquier tipo de prueba que
no implique un dafo considerable a la muestra examinada.

Los ensayos no destructivos proveen datos menos exactos acerca del estado de la
variable a medir que los ensayos destructivos. Sin embargo, puesto que no implican la
destruccion de la pieza a inspeccionar, en muchas ocasiones es la Gnica posibilidad de
inspeccién, por ejemplo, en sectores como el de automocion donde se necesita
inspeccionar el 100% de las piezas producidas, o la inspeccion de soldaduras o tuberias

en servicio en sectores como en termoeléctricas.

A continuacion, se desgranan algunos tipos de pruebas:

3.9.1 PRUEBAS NO DESTRUCTIVAS SUPERFICIALES

Estas pruebas proporcionan informacion acerca del estado superficial de los

materiales inspeccionados. Los principales métodos son:

e VT — Inspeccion Visual.
e PT - Liquidos Penetrantes.

e MT — Particulas Magnéticas.
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e EC - Eddy Current o Corrientes inducidas.

En el caso de utilizar VT y PT solo sirve para detectar Unicamente discontinuidades
superficiales (abiertas a la superficie). MT y EC se tiene la posibilidad de detectar tanto
discontinuidades superficiales como subsuperficiales (se encuentran justo debajo de la

superficie).

3.9.2 PRUEBAS NO DESTRUCTIVAS VOLUMETRICAS

Estas pruebas proporcionan informacion acerca del interior de los materiales

inspeccionados. Los principales métodos son:

e RT — Radiografia Industrial.
e UT — Ultrasonido Industrial.
e AE — Emisién Acustica.

e Termografia Activa.

Permiten la deteccion de discontinuidades internas y subsuperficiales, asi como

bajo ciertas condiciones, la deteccion de discontinuidades superficiales.

Figura 3-4: Equipo Ultrasonido Industrial
Fuente: Productos Ultrasonido para la Industria

3.9.3 PRUEBAS NO DESTRUCTIVAS DE HERMETICIDAD

Estas pruebas proporcionan informacion del grado en que pueden ser contenidos

los fluidos en recipientes, sin que escapen a la atmosfera o queden fuera de control.
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e Pruebas de Fuga.

e Pruebas por Cambio de Presion (Neumatica o hidrostatica).
e Pruebas de Burbuja.

e Pruebas por Espectrometro de Masas.

e Pruebas de Fuga con Rastreadores de Haldgeno.

Para la eleccion de un método u otro dependera de muchos factores como el tipo
de defecto, orientacién y tamafio de este, la zona a inspeccionar, el material y geometria

de la pieza, la velocidad de inspeccién necesaria etc.

3.10 PROPUESTA DE INSPECCION

Para esta propuesta se realiza un analisis detallado de riesgo segun el estandar API
581, esto permite una comprension mas profunda de la interaccion entre diferentes
factores que pueden influir en la corrosion de las tuberias. Esto incluye consideraciones
como la composicion del material, las condiciones de operacion, el entorno circundante,
la historia de mantenimiento si es que existe y la efectividad de las medidas de control
actuales. API 581 promueve un enfoque proactivo hacia la gestion de riesgos, alentando
a la Termoeléctrica a anticipar y abordar los posibles problemas de corrosion antes de que
se conviertan en fallas graves que puedan comprometer la integridad de las tuberias y la
seguridad de las operaciones. Esto ayuda a evitar costosos tiempos de inactividad no
planificados y posibles impactos negativos en la seguridad y el medio ambiente.

Al analizar los resultados obtenidos, arroja un riesgo bajo, por ende, no es
necesario tomar medidas para gestionarlo, esto se debe a que las tuberias que transportan
agua no son inflamables y no representan un riesgo de incendio o explosién debido a la

naturaleza no inflamable del agua.

El plan de inspeccion serd basado en la tasa de desgaste del material, conforme a
los estandares de API 570, estableciendo directrices para mantener la integridad de los
sistemas de tuberias después de su puesta en servicio. El objetivo es determinar el
mecanismo de deterioro de los activos y especificar acciones futuras como reparacion,
reemplazo o inspeccion adicional de las tuberias afectadas. Se desarrollara una base de
datos de historial de inspeccién, prediciendo ademas recomendando reparaciones y
reemplazos futuros, evitando asi la pérdida de contencién y aumentando la seguridad

operativa, reduciendo los costos de mantenimiento y mejorando la confiabilidad operativa.

La definicién de sistemas y circuitos de tuberias en funcién de posibles
mecanismos de dafio facilitara la elaboracion de planes de inspeccion efectivos, ya que
permite una deteccién mas precisa de los problemas de corrosion. Esto proporcionara una

estructura organizada para la inspeccion y un andlisis de datos mas completo.
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Los requerimientos minimos que debe contener un plan de inspeccion se

mencionan en API 570 son los siguientes:

a) Definir los tipos de inspeccion necesarios (ej., interna, externa, en curso, no
intrusiva).

b) Identificar la proxima fecha de inspeccidn para cada tipo de inspeccion.

c) Describir los métodos de inspeccion y las técnicas de END.

d) Describir el alcance y las ubicaciones de inspeccion y END en CML.

e) Describir los requisitos de limpieza de superficies necesarios para la
inspeccion y los exdmenes para cada tipo de inspeccion.

f) Describir los requisitos de cualquier prueba de presion necesaria (por ejemplo,
tipo de prueba, presion de prueba, temperatura de prueba y duracion).

g) Describir cualquier reparacion requerida si se conoce o se planificd
previamente antes de la proxima inspeccion.

h) Describir los tipos de dafios anticipados o experimentados en los sistemas de
tuberias.

i) Definir la ubicacion del dafio esperado.

j) Definir cualquier acceso especial y preparacion necesaria.

3.10.1 FRECUENCIA DE INSPECCION

En la linea de alimentaciéon de caldera los modos de fallos principales son la
corrosién externa y erosion (adelgazamiento). Estos pueden afectar la integridad de los
materiales y componentes. Los ensayos no destructivos (END) como el ultrasonido (UT),
sera altamente eficaz para la medicion de espesores y la frecuencia de inspeccion para la

medicién de espesor sugerida segiin APl 570.

El periodo entre las mediciones de espesores para CMLSs o circuitos, no tendra que
exceder la mitad de la vida remanente o la maxima frecuencia recomendado. Si la vida
remanente es menor de 4 afios, la frecuencia de inspeccién puede ser la vida total

remanente hasta un maximo de dos anos.

Dado que las lineas del circuito de agua se clasifican como clase 4 (Tabla 3-1), lo
que indica un nivel moderado de riesgo en términos de seguridad y mantenimiento de la
integridad estructural, es fundamental Ilevar a cabo monitoreos de condicion regulares
para detectar posibles problemas y prevenir fallas. En este caso, se propone realizar los
monitoreos de condicién en Tramos Rectos/Flanges y TEE a través de puntos de

inyeccion.

Para establecer una linea base del comportamiento de Tramos Rectos/Flanges y
TEE y estimar su tasa de corrosion, se recomienda realizar un levantamiento inicial en un
plazo de no mas de 5 afios. Este levantamiento proporcionara informacion esencial sobre

el estado actual de las Tramos Rectos/Flanges y TEE y permitira comparaciones con
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futuras inspecciones para evaluar la evolucion del deterioro y tomar medidas preventivas

0 correctivas segun sea necesario.
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CONCLUSION

A través de la inspeccion basado en riesgo en la linea de alimentacion de caldera
ayudo a identificar y priorizar los posibles riesgos potenciales asociados con equipos
estaticos (tuberias), lo que permite a la empresa concentrar sus recursos en las areas de
mayor riesgo. Esto significa que se pueden asignar recursos de inspeccion, mantenimiento
y reduccion de riesgos de manera mas eficiente, maximizando el impacto de las

actividades de gestion de activos.

Con los mecanismos de dafio identificado (corrosion externa y erosion
(adelgazamiento). Estos mecanismos tienen impacto en la probabilidad de falla y las
consecuencias asociadas. La evaluacion de ambos factores de falla se basa en datos
disponibles y criterios de disefio, lo que permite concluir que el riesgo asociado al circuito

de linea de alimentacion es bajo.

Se sugiere implementar un programa de mantenimiento basado en condicion segun
los requisitos de API 570, es crucial establecer un sistema de seguimiento continuo y
monitoreo de la integridad de las tuberias. Esto implica la utilizacion de tecnologias
avanzadas de inspeccidn, como ensayos no destructivos (END), para evaluar la condicién

fisica de las tuberias sin interrumpir las operaciones.

Cabe destacar que el éxito de un programa de mantenimiento basado en condicion
radica en la recopilacion y analisis sistematico de datos de inspeccion. La informacion
obtenida de estas evaluaciones periddicas permitira predecir reparaciones o reemplazos
futuros, evitar la pérdida de contencién y optimizar la vida atil de las tuberias, lo que a su
vez mejoraréa la seguridad operativa y reducira los costos de mantenimiento a un muy largo

plazo.

Ademas, si se busca optimizar la frecuencia de las inspecciones y se identifican
riesgos suficientes para la organizacion, se deben emplear técnicas basadas en la
evaluacion de riesgos dentro del entorno operativo de la instalacion. Estas técnicas pueden
incluir analisis de riesgos cualitativos o cuantitativos para identificar y priorizar los
posibles riesgos y determinar la frecuencia dptima de las inspecciones. Al utilizar estas
técnicas, la empresa puede tomar decisiones informadas sobre la asignacion de recursos y
la implementacion de medidas preventivas para garantizar la seguridad y la integridad de

las instalaciones de circuito de agua.
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ANEXO N°1. “MECANISMOS DE DANO SEGUN API 580~

Item Mecanismo Descripcion Factores Criticos Morfologia del defecto item | APLICA
Interaccion del material de fabricacion del
1 Corrosion Externa componente (Generalmente acero al carbono y de Presencia de agentes corrosivos en el 1 S|
(Componente Ferritico) | baja aleacion) con el ambiente en contacto con la g -
- . suelo, tales como sales, &cidos, bases,
superficie externa. Las reacciones externas de : - . o :
., . . materia organica, oxigeno, humedad, pH, | Pérdida de espesor uniforme o
corrosion son de tipo electroquimico y producen la . . :
_ ) - .. |temperatura, presencia de bacterias, falla | localizada.
Corrosion bajo conversion del metal a un compuesto tipo oxido, - .-
. . . de la proteccion catddica o del
2 Aislamiento hidroxido o sal, perdiendo sus caracteristicas recubrimiento 2 NO
(Componente Ferritico) | Metalicas. Puede o no formar una capa de productos '
de corrosion.
Interaccion del material de fabricacion con el fluido
de trabajo y sus contaminantes. Las reacciones de | Presencia de agua liquida o vapor y de
. corrosion interna  son de tipo quimico o]contaminantes como CO2, H2S, NaCl, |Pérdida de espesor uniforme o
3 Corrosion Interna o . . . . L . 3 NO
electroquimico e interactuan con el patron de flujo, | pH, Temperatura, falta o poca eficiencia | localizada.
provocando la disolucion del metal. Puede o no |de inhibidores, régimen de flujo.
formar una capa de productos de corrosion.
Pérdida de metal por el contacto de metales|Magnitud de la diferencia de potencial
. - disimilares (en la serie galvanica), es decir un metal | galvanico. Relacion de area catodica vs| ., .. .
4 Corrosion Galvéanica ( g ) g Pérdida de espesor localizada. 4 NO

activo, que es el que se corroe y un metal noble, que
no se corroe.

anodica. Temperatura y conductividad
del electrolito.
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Erosion
(Adelgazamiento)

Pérdida de metal por el impacto o roce de particulas
solidas en el fluido transportado. En equipos de
proceso de gas la erosion puede ser causada por
gotas de liquido a gran velocidad. Interactta con la
corrosion interna.

Dureza y tamafio de particulas,
velocidades de flujo, turbulencia o
formacion de remolinos o vortices.

Pérdida de espesor uniforme o
localizada.

Sl

Abrasion

Pérdida de metal por el contacto o roce con cuerpos
solidos que se mueven con velocidades y direcciones
diferentes.

Dureza y é&rea de contacto, velocidad
relativa, lubricacion.

Pérdida de espesor uniforme o
localizada.

NO

Agrietamiento por
corrosion bajo esfuerzos
(SCC)

Formacién y crecimiento de grietas, en forma de
colonias o grietas ramificadas, causada por la
interaccion ~ de  esfuerzos, un  ambiente
moderadamente corrosivo y un material susceptible.

Niveles de esfuerzo, presencia de agentes
corrosivos como sales, acidos, bases,
oxigeno, humedad, pH, temperatura,
presencia de bacterias, falla de la
proteccion  catodica, defectos del
recubrimiento o baja eficiencia de
inhibidores. Contenido de aleantes vy
dureza del material.

Grietas conectadas a la superficie
interna o externa, en forma aislada o
en colonias. Puede ocurrir en el
metal base o en soldaduras

NO

Fatiga Mecénica

Formacion y crecimiento de grietas por esfuerzos
ciclicos o fluctuantes. El esfuerzo debe ser mayor
que el limite de fatiga del material. Interactta con la
corrosion, la temperatura 'y el SCC. Es acelerada por
corrosion, concentradores de esfuerzo y dafio
metaldrgico.

Amplitud de esfuerzos, frecuencia de
vibracion, sobrecarga y corrosion.
Presencia de concentradores de esfuerzo,
deformacion en frio, acabado superficial.

Grietas finas y largas en el metal
base o0 en soldaduras. Puede ocurrir
en abolladuras y zonas deformadas
en frio.

NO
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Agrietamiento por

Formacion y crecimiento de grietas por la absorcion
de hidrogeno producido por una reaccion de
corrosion, electrolisis o disociacion térmica del
agua. El hidrogeno es absorbido por el metal,

Presion parcial y contenido de H2S,
humedad, temperatura. Contenido de

Ampollas y laminaciones por HIC.

9 L . i . - Grietas conectadas a la superficie| 9 NO
hidrogeno. formando grietas que se desarrollan como ampollas | Azufre y de inclusiones no metéalicas en or SOHIC
o laminaciones (HIC), o puede interactuar con el |el acero P '
SCCy producir agrietamiento radial, conocido como
SOHIC.
- . . Temperatura  baja, resencia  de
Pérdida de la tenacidad a la fractura que incrementa |, . P ja P -
. L . hidrogeno en la atmdsfera. Enfriamiento .
e el riesgo de fractura fragil. Puede ocurrir por| , . - . No produce defecto, incrementa
10 Fragilizacion It —_ . . rapido, fragilizado por revenido entre 400 . L 10 NO
absorcion de hidrégeno, alteracion metaltrgica o por A tendencia a fractura fragil.
. I y 450°C del acero. Alta humedad en
temperaturas debajo de la transicion ductil-fragil.
electrodos.
Modificacion de la microestructura normal de
recocido o normalizado, para formar segundas fases . .
. - o Temperatura alta, tiempo de permanencia
nocivas, crecimiento de grano, -cavitacion o :
recipitacion en limites de grano o micro fisuras. La a alta temperatura,  velocidad ~de
11 | Alteracion metallrgica P . . . . ' enfriamiento. Contenido de carbono y de | No produce defectos. 11 NO
alteracion metaltrgica requiere de ciclos de .
. o elementos aleantes (Cr, Mo, Mn, V, Ti,
calentamiento a alta temperatura y/o enfriamiento Cu, Ni)
brusco, como ocurre en los procesos de soldaduray| ~ ' "
en incendios.
Cambio en la geometria y dimensiones resultado de | Niveles de esfuerzo, magnitud de la
sobre esfuerzos, cargas excesivas o fuerzas externas | fuerza aplicada, area de aplicacién de la| Abolladuras, pliegues, ovalamiento,
12 | Alteracién geométrica |que superan el limite de cedencia del material. |fuerza. Resistencia mecanica del |distorsion,  desalineamiento  y| 12 NO

también puede ocurrir una construccion

incorrecta o mal disefio.

por

material. Relacion entre la forma y el
punto de aplicacion de la carga.

pérdidas de simetria.
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ANEXO N°2. “FRECUENCIAS DE FALLA GENERICA SUGERIDAS EN API 581"

Equipment Type

Component
Type

GFF As a Function of Hole Size (failures/yr)

Small

Large

Rupture

&ftotal
(failures/yr)

Compressor

COMPC

8.00E-06

2.00E-05

2.00E-06

0

3.00E-05

Compressor

COMPR

8.00E-06

2.00E-05

2.00E-06

6.00E-07

3.06E-05

Heat exchanger

HEXSS,
HEXTS

8.00E-06

2.00E-05

2.00E-06

6.00E-07

3.06E-05

Pipe

PIPE-1,
PIPE-2

2.80E-05

2.60E-06

3.06E-05

Pipe

PIPE-4,
PIPE-6

8.00E-06

2.00E-05

2 60E-06

3.06E-05

Pipe

PIPE-8,
PIPE-10,
PIPE-12,
PIPE-16,

PIPEGT16

8.00E-06

2.00E-05

2.00E-06

6.00E-07

3.08E-05

PUMPZS,
PUMPR,
PUMP1S

8.00E-06

2.00E-05

2.00E-06

6.00E-07

3.06E-05

Tank650

TANKBOTTOM

7.20E-04

2.00E-06

7.22E-04

Tank650

COURSE-1-10

7.00E-05

2.50E-05

5.00E-06

1.00E-07

1.00E-04

Vessel/FinFan

KODRUM,
COLBTM,
FINFAN,
FILTER,
DRUM,
REACTOR,
COLTOP,
COLMID

8.00E-06

2.00E-05

2.00E-06

6.00E-07

3.06E-05
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ANEXO N°3. “CRITERIOS DE SELECCION FACTORES DE DANO EN API 581”.

Factores de Dafio Criterio de Seleccion - Segun API 581

Material Ferritico, sin aislamiento sujeto a las siguientes condiciones:
a) areas expuestas a niebla de torres de enfriamiento

b) area expuesta a respiradores de vapor

c) areas expuestas a sistemas de diluvio

d)éareas sujetas a derrames de proceso, entrada de humedad o vapores

acidos
Corrosion Externa e) opera entre -23°C y 121°C (frecuente o continua)
(Componente Ferritico) ) no opera normalmente entre -12°C y 177 °C, pero opera en este

intervalo de forma intermitente o sometida a frecuentes interrupciones
g) con recubrimiento y/o embalajes deteriorados

h) servicio frio y opera siempre por debajo del punto de rocio
atmosferico

i) servicio frio con boquillas no aisladas u otros componentes salientes
sin aislar.

Material Ferritico, con aislamiento sujeto a las siguientes condiciones:
a) el sistema cuenta con localizaciones especificas de corrosion bajo
aislamiento.

b) areas de aislamiento visiblemente dafiadas

C) area expuesta a niebla de torres de enfriamiento.

d) area expuesta a respiraderos de vapor.

e) area expuesta a sistemas de diluvio.

f) areas sujetas a derrames de proceso, entrada de humedad o vapores

acidos
Corrosion bajo Aislamiento g) uniones del recubrimiento incorrectamente selladas.
(Componente Ferritico) h) acero al carbono que opera entre -12°Cy 177 °C,

i) acero al carbono y operaa T° > 177°C

j) tiene piernas muertas y accesorios que sobresalen del aislamiento y
operan a temperatura diferente que la temperatura de operacion.

K) existen sistemas que induzcan vibracion y que puedan causar dafio al
revestimiento

I) tiene recubrimiento deteriorado

m) servicio frio y opera siempre por debajo del punto de rocio
atmosférico

n) puertos o tapones de inspeccion removidos.

Presencia de agua liquida o vapor y de contaminantes como CO2, H2S,
Corrosion Interna NaCl, pH, Temperatura, falta o poca eficiencia de inhibidores, régimen
de flujo.

Magnitud de la diferencia de potencial galvanico. Relacion de éarea

Corrosion Galvéanica 2 L i i
catédica vs anddica. Temperatura y conductividad del electrolito.

Erosion (Adelgazamiento) Todos los componentes deben ser evaluados

Abrasion Todos los componentes deben ser evaluados
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SSC - por sulfuros

Acero al carbono o de baja aleacion y el proceso contiene agua 'y H2S en
cualquier concentracion.

SCC - por Carbonatos

Acero al carbono o de baja aleacion y el proceso contiene agua acida y
pH>7.5 en cualquier concentracion de carbonatos

SCC - por &cidos politionicos

Acero inoxidable austenitico o aleaciones base niquel y el componente se
expone a medios que contienen azufre.

SCC - por cloruros

a) Acero Inoxidable Austenitico
b) el componente esta expuesto continuamente a cloruro y agua
c) la temperatura de operacion es > 38°C

SCC - por Hidrogeno en &cido
fluorhidrico

Acero al carbono o acero de baja aleacién y el componente esta expuesto
al &cido fluorhidrico en cualquier concentracion

SCC - por cloruro externo -
Componente austenitico

Acero inoxidable austenitico sujeto a las siguientes condiciones:

a) Superficie externa expuesta a fluidos, nieblas o sélidos que contiene
cloruro

b) La temperatura de operacién esta entre 49°C y 149°C o la UDC se
calienta o se enfria en este rango de manera intermitente.

SCC - por cloruro bajo
aislamiento, componente
austenitico

Acero inoxidable austenitico, con aislamiento sujeto a las siguientes
condiciones:

a) La superficie externa expuesta a fluidos, niebla o solidos que contiene
cloruro

b) La temperatura de operacion esta entre 50°C y 150°C o el componente
se calienta o se enfria en este intervalo de forma intermitente.

Fatiga mecéanica en tuberias

Si la tuberia esta sujeta a alguna de las siguientes condiciones:

a) hay vibracidn visible o audible

b) Se han presentado fallas por fatiga en este sistema de tuberias

c) Hay una fuerte vibracion dentro de aproximadamente 15 [m] y la
fuente estd conectada a la tuberia (bombas, compresores, etc.)

Agrietamiento por HIC y
SOHIC

Componentes en servicio acido sulfhidrico (medio amargo -H2S + H20

HIC y SOHIC en servicio &cido
Fluorhidrico

Acero al carbono o de baja aleacion y el componente esta expuesto a
acido fluorhidrico en cualquier concentracién

Ataque por hidrogeno a alta
temperatura

Acero al carbono, C - 0.5 Mo o un acero de baja aleacion Cr-Mo, sujeto a
ambientes con hidrdgeno a alta Temperatura

Fractura Fragil

Acero al carbono o acero de baja aleacion y el componente esté sujeto a
temperaturas inferiores de la temperatura de transicion ductil-fragil

Fragilizacion por revenido

Acero de baja aleacion 1.25 Cr - 0.5 Mo, 2.25Cr - 0.5Mo, 0 3 Cr - 1 Mo,
sujeto a temperaturas de operacion entre 343 y 577°C

Fragilizacion a 885°F

Acero ferritico con alto contenido de cromo (Cr >12%), sujeto a
temperatura de operacion entre 371°C y 566°C

Fragilizacion por fase sigma

Acero inoxidable austenitico, sujeto a temperatura de operacion entre
538°Cy 927°C
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ANEXO N°4. “DETERMINACION FACTOR DE DANO POR ADELGAZAMIENTO, API 581”.

Datos del recipiente
) ASTM A 106 Gr C
Material
Esfuerzo de fluencia (YS) 40000 [psi]
Esfuerzo de Traccion (US) 70000 [psi]
_ _ 183 [kg/cm?]
Presion de disefio
2610 [psi]
) 503 [°F]
Temperatura de disefio
262 [°C]
Factor W 1 [-]
Factor Y 0.4 [-]
S permisible 21600 [psi]
E 1 [-]

Paso N°1 — Determinar el espesor de construccion, t, la edad, Age, y el espesor del

recubrimiento, t.,,,, Segun corresponda para el componente desde la fecha de instalacion.

Nominal
. 0.15 [pulg]
3.97 [mm]
afio de instalacion 2007
afio actual 2023
Age 16 [afios]

Paso N°2 — Determinar la tasa de corrosion del material base, C; ., en base al material
de construccion y el ambiente del proceso. La tasa de corrosion debe ser calculada a partir

de informacion disponible a partir de inspecciones anteriores o similares.

0.082
3.227

[mm/afio]

[mpy]

Cr,bm
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Paso N°3 — Determinar el tiempo en servicio, age;, desde la tltima inspeccion donde se
conocio el espesor del equipo t,4;,. El t,4; sera el espesor de partida con respecto a la
pérdida de metal asociado a adelgazamiento interno. Si no existe informacién respecto al

espesor medido, utilizar t,;; =ty el agey, = age.

Ultima inspeccion [-] [afio]
Fecha actual analisis 2023 [afio]
Ageg 16 [afio]
0.75 [pulg]

trdi
19.05 [mm]

Paso N°4 — Para componentes de tuberia con recubrimiento o “cladding”, calcular el
periodo, age, desde la medicion de espesor inicial segin requiere el Paso N°3 para corroer
el material fuera del recubrimiento. Para el caso del sistema en evaluaciéon, este paso No

aplica.

Paso N°5 — Determinar el espesor minimo requerido, t,,in.

0.16 [pulg]
3.97 [mm]

tnun

Donde t,,;, calcul6 segun el codigo de construccion ASME B31.3. (Ecuacion A-1).

L PD
min = 2(SEW + PY)

Ecuacién A-1: Calculo de Espesor de Construccién de Tuberia segin ASME B31.3

Paso N°6 — Determinar el pardmetro, Art, basado en el espesor minimo requerido, t,4;,
la tasa de corrosion, C; ., y el tiempo desde la dltima inspeccion, age,,, mediante la

Ecuacién A-2.

C%zbrn *ﬁquJetk

trdi

Art =

Ecuacién A-2: Calculo Pardmetro Art.

Obteniéndose el valor de 0,069

Paso N°7 — Calcular el esfuerzo de flujo, FS:p;,, (Ecuacion A-3): Célculo del esfuerzo de

flujo)
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FSinin = o+ E 1.1

Ecuacién A-3: Célculo del Esfuerzo de Flujo.

Obteniéndose el valor de 60500 [psi].

Paso N°8 — Calcular la razon o ratio de resistencia, SR5™" (Ecuacion A-4): Calculo de

razon de resistencia)

GRThin _ SE' , max (tmin, te)
P FSThin tra;

Ecuacion A-4: Célculo de Razén de Resistencia.

Obteniéndose el valor de 0,119

Paso N°9 — Determinar el nimero de inspecciones efectuadas en el equipo durante su

periodo de operacion con sus correspondientes efectividades de inspeccion, NZ’”'”,

Thin »;Thin Thin
NTH N TR N T

Tipo de Inspeccion N° Inspecciones

Altamente Efectiva

Usualmente efectiva

Bastantemente efectiva

ol O W >

Pobremente efectiva

E Inefectiva

o O o ol o] ©

Numero total de Inspecciones

Paso N°10 — Calcular los factores de efectividad de inspecciones, "%, 17", [TH",
utilizando la Ecuacion A-5, estableciendo las probabilidades, Pri1™, Pri ", Prii a
partir de la tabla A-1, las probabilidades condicionales para cada nivel de efectividad de
inspeccion, Co ;’1”'”, cOggin, Co ;’3”'”, a partir de la Tabla A-1 y el nimero de inspecciones

definido en el Paso N°9.

) . ) N Zhin ) N ghin ) N TC"hin ) N ghin
I ’i‘hm — PT:;flun (CO ;ilunA) (CO ;ilunB) (CO sz‘llunc) (CO :ilunD)
) . ) N Zhin ) N ghin ) N TC"hin ) N ghin
I ’ghm — Prggun (CO ;iZLLnA) (CO ;iZLLnB) (CO ;izlmc) (CO :izunD)
N Zhin N ghin N TC"hin N ghin
Thin __ Thin ThinA ThinB ThinC ThinD
I7" = Prp3 (CO p3 ) (CO p3 ) (CO p3 ) (CO p3 )

Ecuacion A-5: Calculo de Factores de Efectividad de Inspecciones.
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Tabla A-1: Probabilidad previa de tasa de corrosién para adelgazamiento.

Probabilidad Condicional de Efectividad de Inspeccion

Estado de Dafio | Datos de baja Confianza | Datos de media Confianza | Datos de Alta Confianza
Thin
Pr p1 0,5 0,7 0,8
Proy™ 03 0,2 0,15
Priit 0,2 01 0,05
Tabla A-2: Probabilidad Condicional de Efectividad de Inspeccion.
Probabilidad Condicional de Efectividad de Inspeccion
Probabilidad de Inspeccién Condicional E D C B A
Co i 0,33 0,4 05 0.7 0,9
Copy™ 0,33 0,33 0,3 0,2 0,09
Co 3™ 0,33 0,27 0,2 01 0,01
Obteniéndose:
Thin
I 0.7
Thin
I, 0.2
Thin
I 0.1
2 1
Paso N°11 — Calcular las “probabilidades posteriores”, Po ;T”, Porhin po , utilizando

la Ecuacion A-6

Thin
Po = - - .
IThm + 172"hln + I;‘hm

pl

Thin
Po P2

Thin
Po 3

Thin
I 1

1

Thin
I 2

1

Thin Thin Thin
D EUE Y

Thin
I 3

Thin Thin Thin
KRS KA I

p2

Ecuacion A-6: Calculo de Probabilidades Posteriores.

Obteniéndose los siguientes valores:
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Thin

Po p1 0,7
Thin

Po 2 0,2
Thin

Po 3 0,1

Thin

Paso N°12 — Calcular los parametros, 5,

, IR BT ytilizando la ecuacion A-7 'y

asignando COV,, = 0.2, COVgr = 0.2y COVp = 0.05. Donde Dg; = 1, Ds; = 2y Dg3 =

4,
hin 1— Dgy Art — SRFM™
1 =
\/0512 Art?2 COVy* + (1 — Dsy Art )2 COVip” + (SR,ZM")ZCOVP2
Thin _ 1— D, Art — SRFM™
Thin —
\/DSZZ Art?2 COVy* + (1 — Ds, Art )2 COVip” + (SR,ZM")ZCOVP2
Thin _ 1 — Dg3 Art — SRP™™
33 -

\/0532 Art2 COVy* + (1 — D3 Art )2 COVf” + (SR;hin)ZCOVPZ

Ecuacién A-7: Célculo de parametros 3.

Obteniéndose los siguientes valores:

Factores 3 Valor
Ihi" 4,34685935
Thin 4,25347279
2

B Thin 3,90300457
3

Paso N°13 — Calcular el factor de dafio base, DfT,fi”, mediante la Ecuacion A-8, donde ¢

es la funcién de distribucion normal estandar acumulada.

Thin __p Thin Thin __p Thin Thin _p Thin
pThin _ Pops ( '81 )+POP2 ( ﬁz )+P0p3 ( ﬁ3 )
fb 1.56F — 04

Ecuacion A-8: Calculo del factor de dafio base.
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Valor

DTlilin
d 0,07492709

Paso N°14 — Determinar el factor de dafio por adelgazamiento, Df hin mediante la Ecuacion

A-9y Tabla A-3: Factores de correccion para factor de dafo. Obteniéndose los siguientes

valores:
. DM Fyp Fpy Fyp Fau F
Thin _ fb 1P oL fwp T'aM T'sm
Dy ™" = max K F > , 0,1]
oM
Ecuacién A-9: Factor de dafio por adelgazamiento.
Donde:
Tabla A-3: Factores de Correccion para Factor de Dafio.
Factor de o )
» Descripcion Valor Comentario
Correccion
y Existen puntos de
Fip Puntos de Inyeccion 3 ) .
inyeccion

FpL Brazos Muertos 1 No existen

Fyp Puntos Muertos durante servicio 1 Construccion soldada

Fuu Mantenimiento segun APl 653 1 No plica para tuberias

Fsym Asentamiento 1 No plica para tuberias

Foum Mantenimiento 1 Aplica para Estanques
Obteniéndose el siguiente valor:

Valor
DfThiTl
0,0224781
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ANEXO N°5 — “ENCUESTA PARA CALCULO DE FACTOE DE GERENCIAMIENTO”

1.- Liderazgo y Administracion Puntaje |Puntaje
Posible Real
1.1 ¢la organizaciéon a nivel corporativo o local tiene una declaracién de
politica general que refleja el compromiso de la gerencia a la gestion de 10 9
la seguridad de procesos, resaltando los asuntos relacionados a seguridad
y control de pérdidas?
1.2 ¢Esta la politica general
a.- Contenida en manuales? 2 1
b.- Publicitada en varios lugares de la planta? 2 1
c.- Incluida como parte de todos los folletos de reglas? 2 1
d.- Mencionada en los programas de capacitacion? 2 1
e.- Usada de otras maneras (describirlo)? 2 1
1.3 ¢Estan las responsabilidades de seguridad de los procesos y asuntos de 10 10
salud claramente definidos en la descripcion del trabajo de cada gerente?
1.4 ¢Se establecen objetivos anuales para todo el personal gerencial, en el
area de salud y seguridad de procesos, y son incluidas como una 15 13
consideracion importante en sus evaluaciones de desempefio anuales?
1.5 ¢Qué porcentaje del equipo gerencial ha participado en un curso de
capacitacion formal, o conferencias o seminarios sobre Gestion de 10 7
Seguridad de Procesos en los ultimos tres afos?
1.6 ¢Existe un Comité de Seguridad o su Equivalente? 5 .
a.- ¢Representan los integrantes del comité un "corte diagonal" de la
organizacion? 3 >
16 b.- ¢El comité sesiona regularmente y documenta si las recomendaciones
realizadas se implementan? 3 >
Total 70 59
2.- Informacion sobre Seguridad de los Procesos Puntaje | Puntaje
Posible Real
2.1 ¢Hay Hojas de Datos de Seguridad de Materiales (MSDS) para todas las
sustancias quimicas usadas en cada unidad? > >
a.- ¢Esta listado el maximo inventario en planta para cada una de estas ) ;
sustancias?
b.- ¢Esta la informacion disponible para el personal de operaciones y ) ;
mantenimiento, y contratistas de la unidad?
c.- ¢Estan los efectos peligrosos, si existen, de la mezcla inadvertida de
los materiales claramente establecidas en los procedimientos operativos ) 5
estandar, y enfatizados en los programas de capacitacion de los
operadores?
2.2 ¢Existen procedimientos de control de calidad, y se practican para
asegurar que los materiales cumplen las especificaciones cuando son 10 10
recibidos y utilizados?
2.3 ¢Existe informacion escrita actualizada, y facilmente disponible, que:
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a.- Resuma la quimica de los procesos? 3 3
b.- Liste los limites de seguridad superior e inferior para items tales 3 3
como temperaturas, presiones, flujos y composiciones?
c.- ¢Establezca las consecuencias, relacionadas con la seguridad, de 3 3
desviaciones a estos limites?
2.4 ¢Existen diagramas de proceso de bloques o simplificados para ayudar 5 5
a que el operador entienda el proceso?
2.5 ¢Existen P&ID (DTI 's) disponibles para todas las unidades en sitio? 10 10
2.6 ¢Existen documentos demostrando que todos los equipos de la unidad
fueron disefnados y fabricados de acuerdo con todos los cédigos, normas 8 8
y practicas recomendadas de la buena ingenieria?
2.7 - ¢Se han identificado todos los equipos en la unidad que fueron
disefiados y fabricados de acuerdo con todos los cddigos, normas y 4 4
practicas que ya no son de uso general?
- ¢Se ha documentado que el disefio, mantenimiento, inspeccion y 4 4
ensayo de tales equipos permitird que sean operados de forma segura?
2.8 ¢Se han compilado registros para cada equipo de proceso, en los que se
incluya todo lo siguiente?
a.- Material de Construccion 1 1
b.- Cédigos y normas de disefio 1 1
c.- Clasificacién eléctrica 1 1
d.- Disefio y bases del disefo del sistema de alivio 1 1
e.- Disefio del sistema de ventilacién 1 1
f.- Sistemas de seguridad, ¢incluyendo sistemas de bloqueo, deteccion 1 .
y supresion?
2.9 ¢Existen procedimientos en sitio que aseguren que cada individuo con
responsabilidad para el manejo de un proceso tiene conocimiento de la 5 4
informacion de seguridad del proceso correspondiente a sus
responsabilidades?
2.10 ¢Se mantiene como referencia en la planta una compilacién de toda la
informacion de seguridad de procesos arriba mencionada? Los
elementos individuales de la informaciéon pueden estar en distintas 8 6
formas y lugares, pero la compilacion debe confirmar la existencia y
localizacién de cada elemento.
Total 80 77
3.- Analisis de Peligros de Proceso Puntaje | Puntaje
Posible Real
3.1 ¢Qué porcentaje de todas las unidades de proceso que utilicen productos
peligrosos han tenido un Analisis de Peligros de Proceso (APP) formal en 10 10
los ultimos cinco afios?
3.2 ¢Se ha establecido algin orden de prioridad para realizar futuros APP? 5 5
¢Para fijar las prioridades, se han considerado los siguientes factores?
a.- La cantidad de materiales, toxicos, inflamables o explosivos en el sitio. 1 1
b.- El nivel de toxicidad o reactividad de los materiales. 1 1
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c.- La cantidad de gente en las inmediaciones de la planta, incluyendo

tanto dentro como fuera de la misma. . '
d.- Complejidad del proceso. 1 1
e.- Condiciones operativas severas o condiciones que puedan producir . .
corrosion o erosion.
3.3 ¢En los APP realizados hasta la fecha, se ha considerado:
a.- Los peligros del proceso? 2 2
b.- Una revision de los informes de accidente/incidente de la unidad para
identificar incidentes previos que tengan potencial para producir 2 2
consecuencias catastroficas?
c.- Controles de ingenieria y administrativos aplicables a los peligros y
sus interrelaciones? 2 2
d.- Consecuencias de la falla de los controles de ingenieria y
administrativos? 2 2
e.- Localizacién de la planta?
f.- Factores humanos?
g.- Una evaluacién cualitativa de los efectos posibles sobre la seguridad
y la salud de una falla? 2 2
3.4 Basado en el APP mas recientemente realizado:
a.- ¢Era el lider del equipo experimentado en la técnica empleada? 3 3
b.- ¢Habia recibido el lider del equipo una capacitacion formal en la
técnica empleada? 3 3
c.- ¢Era al menos un miembro del equipo experto en el proceso
analizado? 3 3
d.- ¢Estaban todas las disciplinas apropiadas representadas en el equipo,
o convocadas cuando era necesario en el analisis? 3 3
e.- ¢Era al menos un miembro del equipo una persona que no participd
del disefio original de la planta? 3 3
3.5 ¢Existe un sistema formal en sitio para atender rapidamente los hallazgos
y recomendaciones de un APP para asegurar que los mismos se resuelven 8 4
en un tiempo adecuado y que la soluciéon se documenta?
a.- Si es asi, ¢se fijan cronogramas para la implementacion? 3 3
b.- ¢Requiere el sistema que las decisiones relativas a las
recomendaciones del APP y el estado de la implementacion, sea
comunicado a todo el personal de operaciones, mantenimiento o 3 3
cualquier otro, que puedan estar afectados?
3.6 ¢Es la metodologia usada en los APP anteriores y en los APP futuros,
apropiada para la complejidad de los procesos? 10 10
3.7 éSon los APP liderados por una persona entrenada en los métodos
usados? 12 12
3.8 Basado en los APP recientemente realizados, éson las velocidades de
andlisis apropiadas para la complejidad de los sistemas analizados? 10 9

(tipicamente, 2-4 DTI 's de complejidad media pueden ser analizados por
dia).
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3.9 Después que los peligros del proceso se han identificado, ése han
evaluado las posibilidades y consecuencias de los escenarios de falla 5 2
usando técnicas cualitativas o cuantitativas?
Total 100 93
Puntaje |Puntaje
4.- Gerencia del Cambio
Posible Real
4.1 ¢Tiene la planta un procedimiento escrito de Gestion de los Cambios que
deba ser usado siempre que se agregan nuevas facilidades o se hacen 9 9
cambios a algun proceso?
¢Hay procedimientos de autorizacién claramente establecidos y a un nivel 5 5
apropiado?
4.2 ¢Los siguientes tipos de cambios invocan en el procedimiento de Gestidn
de Cambios?
a.- Cambios fisicos en la planta, que no sean reemplazos (expansiones,
modificaciones de equipos, revisiones de sistemas de alarma o 4 4
instrumentos, etc.)
b.- Cambios en los productos quimicos de proceso (alimentacion, a 4
catalizadores, solventes, etc.)
c.- Cambios en condiciones de proceso (temperaturas de operacion, a 4
presiones, tasas de produccion, etc.)
d.- Cambios significativos en procedimientos de operacion (secuencias a 4
de arranque o parada, cantidad o responsabilidad del personal, etc.)
4.3 éSe entiende claramente en la planta qué constituye un "cambio
temporal"? > >
a.- ¢La gestion del cambio maneja cambios temporales tan bien como
cambios permanentes? 4 4
b.- ¢Se hace un seguimiento de los items instalados como temporales,
para asegurar que son quitados después de un tiempo razonable, o son 5 5
reclasificados como permanentes?
4.4 ¢Requiere especificamente el procedimiento de gestion de cambios las
siguientes acciones siempre que se hace un cambio a un proceso?:
a.- Requiere un APP apropiado para la unidad.
b.- Actualizar todos los procedimientos operativos afectados.
c.- Actualizar los programas de mantenimiento afectados y los 3 3
cronogramas de inspeccion.
d.- Modificar los P&IDs (DTI 's), limites operativos, Hojas de Datos de
Seguridad de Materiales (MSDS), y cualquier otra informacion de 3 3
seguridad de proceso afectada.
e.- Notificar a todos los empleados de proceso y mantenimiento que
trabajan en el area del cambio, y entrenarlos si es requerido. 3 3
f.- Notificar a los contratistas afectados por el cambio. 3 3
g.- Revisar el efecto del cambio propuesto en todas las facilidades 3 3

separadas pero relacionadas aguas arriba y aguas abajo.
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4.5

Cuando se hacen cambios en el proceso o en procedimientos operativos,
¢hay procedimientos escritos que requieran que el impacto de estos

cambios en los equipos y materiales de construccién se revise para

determinar si pueden causar un aumento en la velocidad de deterioro o 10 >

falla, o produciran mecanismos de falla diferentes en los equipos del

proceso?
4.6 Cuando se reemplazan o mantienen los equipos o materiales de

fabricacién, ¢éhay algun sistema para revisar formalmente cambios

metallrgicos para asegurar que el nuevo material es adecuado para el 3 3

proceso?
Total 80 73

Puntaje |Puntaje
5.- Procedimientos Operacionales
Posible Real

5.1 ¢Hay procedimientos operativos escritos disponibles para el personal de

operaciones y mantenimiento en todas las unidades? 10 10

¢Definen claramente los procedimientos operativos el cargo de la persona

responsable por la operacién de cada area aplicable? 3 >
5.2 ¢Estan las siguientes condiciones operativas cubiertas en todos los

Procedimientos Operativos estandar?

a.- Arranque inicial. 2 2

b.- Operacién normal y de emergencia. 2 2

.- Parada normal. 2 2

d.- Parada de emergencia. 2 2

e.- ¢Esta definido el cargo de la persona que puede iniciar estos )

procedimientos? z

f.- Pasos requeridos para corregir o evitar desvios de los limites de )

operacion, y consecuencias de los desvios. z

g.- Arranque después de un mantenimiento general.

h.- Sistemas de seguridad y sus funciones.
5.3 ¢Estan las siguientes consideraciones sobre seguridad y salud tratadas en

todos los Procedimientos para las sustancias quimicas usadas en el

proceso?

a.- Propiedades y peligros presentados de las sustancias quimicas. 3 3

b.- Precauciones necesarias para prevenir la exposicion, incluyendo los

controles y equipos de proteccion personal. 4 4

c.- Medidas de control a ser tomadas si ocurre el contacto fisico. 3 3
5.4 ¢Estan los Procedimientos escritos de forma clara y concisa para asegurar 1 .

su comprension efectiva y promover el compromiso de los usuarios? 0 0
5.5 ¢Hay procedimientos adecuados para transferir/delegar informacién entre 1 .

turnos? 0 0
5.6 ¢éCon qué frecuencia se revisan y actualizan formalmente los

Procedimientos para asegurar que reflejan las practicas actuales?

(seleccionar uno)

- Al menos anualmente, o cuando ocurren los cambios. 11 11
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- Cada dos anos.

- Solo cuando ocurren grandes cambios en los procesos.

- No se ha establecido una programacion.

5.7 ¢Con qué frecuencia se realiza una evaluacion del nivel de cumplimiento
con los procedimientos operativos escritos? (seleccionar uno)
- Cada 6 meses. 8
- Anualmente. 4
- Cada 3 afios. 2 4
- No se ha hecho. 0
Total 80 76
Lo . Puntaje |Puntaje
6.- Practicas de Trabajo Seguro
Posible Real
6.1 ¢Se han desarrollado e implementado practicas de trabajo seguras para
los empleados y contratistas, para controlar los peligros durante
operacion y mantenimiento, incluyendo:
a.- Trabajos en Caliente? 2 2
b.- Procedimiento para abrir una linea? 2 2
c.- Blogueo o desincorporacion de Equipos? 2 2
d.- Entrada en espacios confinados? 2 2
e.- Apertura de equipos de proceso o tuberias? 2 2
f.- Entrada a una instalacion por personal de mantenimiento, ) 5
écontratistas, laboratorio u otro personal de apoyo?
g.- Entrada de vehiculos?
h.- Uso de grdas?
i.- Uso de materiales especialmente peligrosos (toxicos, radioactivos, ) ;
éete.)?
j.- Inspeccion o mantenimiento de equipos en operacion? 2 2
6.2 ¢Requieren todas las practicas de trabajo seguro listadas en la pregunta
1 un formulario de autorizacion o permiso de trabajo antes de iniciar la 10 10
actividad?
6.3 Si es asi, ¢se incluyen los aspectos siguientes en el procedimiento de
permiso?:
a.- Formularios que cubren adecuadamente el tema. 1 1
b.- Instrucciones claras denotando la cantidad de copias y quién recibe
cada copia. 1 !
c.- Autoridad requerida para la emision. 1 1
d.- Procedimiento de liberacion al terminar el trabajo. 1 1
e.- Procedimiento para la extension o reemision después de un cambio
de turno. . '
6.4 ¢Hay una capacitacion formal para las personas que emiten los permisos
arriba mencionados? 10 10
6.5 ¢Se entrena al personal afectado en los requerimientos de permiso y 10 10

procedimientos arriba mencionados?
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6.6

¢Con que frecuencia se hace una evaluacion independiente (p.ej. por el
Dpto. de Seguridad o grupo similar), con los resultados comunicados
gestion apropiada, para determinar el grado de cumplimiento con los
requerimientos de los permisos de trabajo y procedimientos
especializados para las mayores unidades dentro de la organizacion?

(seleccionar uno):

- Cada 3 meses. 7
- Cada 6 meses. 4
- Anualmente. 2 ¢
- No se ha hecho. 0
6.7 ¢Hay un procedimiento que requiera que todos los permisos y reglas de
trabajo sean formalmente revisados al menos cada tres afios vy 10 10
actualizados cuando sea necesario?
¢Indican los registros que estas revisiones son realizadas de acuerdo con
lo planificado? 3 >
6.8 ¢Se han realizado evaluaciones para determinar si los ambientes de
trabajo estan de acuerdo con los estandares de ergonomia? 4 2
éNo se encontraron deficiencias en las evaluaciones anteriores, o de
haber alguna, esta siendo corregida? 4 4
Total 85 83
7.- Capacitacion Puntaje |Puntaje
Posible Real
7.1 éHay un procedimiento escrito que defina la capacitacion en
procedimientos de seguridad, practicas de trabajo, etc., que un recién 10 10
empleado ha de recibir?
7.2 ¢Hay un procedimiento escrito que defina la cantidad y contenido de la
capacitacion especifica en sitio, ademas de la capacitacién general
indicada en la pregunta 1, que un empleado recién asignado a un cargo 10 10
de operacion debe recibir antes de asumir sus responsabilidades?
7.3 ¢Requiere el procedimiento descrito en la pregunta 2 que la capacitacion
incluya lo siguiente?:
a.- Una descripcion general del proceso y sus riesgos especificos para la
seguridad y salud. 3 3
b.- Capacitacion en todos los procedimientos operativos.
c.- Capacitacién en procedimientos de emergencias.
d.- énfasis en temas relacionados con la seguridad, tales como permisos
de trabajo, importancia de los bloqueos y otros sistemas de seguridad, 3 3
etc.
e.- Practicas de trabajo seguras.
f.- Habilidades basicas adecuadas.
7.4 Cuando se completa la capacitacion formal del personal de operaciones,
équé método se usa para verificar que el empleado ha entendido la
informacion presentada? (Elegir uno)
a.- Ensayos de desempefio, seguidos por una observacion documentada. 10 7
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b.- Ensayos de desempefio solamente.
c.- Opinion del instructor.

d.- No hay verificacion.

7.5 ¢Con que frecuencia se le da a los empleados de operaciones una
capacitacion formal de refrescamiento? (Elegir uno)
a.- Al menos una vez cada tres afos. 10
b.- Sélo cuando hay cambios importantes de procesos. 5 5
c.- Nunca.
7.6 ¢Cual es la cantidad promedio de capacitacién dada a cada empleado de
operaciones por afo, promediado a todos los cargos? (Elegir uno)
a.- 15 dias/afio o mas. 10
b.- 11 a 14 dias/ano. 7
c.- 7 a 10 dias/afio. 5 5
d.- 3 a 6 dias/ano. 3
e.- Menos de 3 dias/ano. 0
7.7 ¢Se ha utilizado un método sistematico (p.ej. evaluacion de los
empleados, andlisis de trabajos, etc.) para identificar las necesidades de a 4
capacitacion de todos los empleados de la planta, incluyendo los
programas de capacitacion referidos en las preguntas 1y 2?
a.- {Se han establecido programas de capacitacion para las necesidades 4 4
identificadas?
b.- ¢élLas necesidades de capacitacion se revisan y actualizan 4 4
periddicamente?
7.8 ¢Se han incorporado los siguientes aspectos en el programa formal de
capacitacion de la planta?:
a.- Las calificaciones de los instructores se han establecido y se han 5 3
documentado para cada uno de ellos.
b.- Se usan planes escritos de muestra que han sido revisados y 5 ;
aprobados para asegurar que el tema se cubre totalmente.
c.- Se usan ayudas y simuladores, cuando corresponde, para permitir 5 .
una capacitacion "aprendiendo - haciendo".
d.- Se mantienen registros para cada empleado conteniendo la fecha de
capacitacion y los medios utilizados para verificar que haya sido 5 2
entendido.
Total 100 75
8.- Integridad Mecanica Puntaje |Puntaje
Posible Real
8.1 ¢Existe un plan de inspeccién para la unidad que incluya los siguientes
elementos?:
a.- ¢Se han identificado todos los equipos que necesitan inspeccion? 2 2
b.- éSe han asignado las responsabilidades para realizar Ilas ) ;

inspecciones?
c.- ¢Se han establecido las frecuencias de inspeccion?

d.- ¢Se han especificado los métodos y lugares a inspeccionar?
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e.- ¢Se han definido los requisitos de los informes de inspeccion?

8.2

¢Incluye el plan de inspeccion referido en la pregunta 1 un programa de
inspeccidn visual externa de todas las unidades de proceso?

a.- ¢Se han considerado todos los factores siguientes en el programa
de inspeccidn visual: las condiciones de la superficie externa del equipo,
aislamiento, pintura/recubrimiento, soportes y accesorios, y la
identificacion de dafos mecanicos, corrosion, vibracidon, fugas, o
componentes o reparaciones defectuosas?

b.- Basado en el plan de inspeccion mencionado en la pregunta 1,
éreciben todos los recipientes a presion la inspeccidn visual externa al
menos cada 5 afios?

c.- Basado en este plan de inspeccidén, éreciben todos los sistemas de
Tuberias que manejan productos inflamables, volatiles, acidos y
causticos, y otros materiales similares, una inspeccién visual externa al

menos cada 5 afos?

8.3

Basado en el plan de inspeccion, éreciben todos los recipientes a presion
una inspeccion interna o detallada usando procedimientos de ensayos

no destructivos apropiados al menos cada 10 afios?

8.4

¢Se ha revisado cada item de los equipos de proceso, por personal
apropiado, para identificar las causas probables de deterioro o falla?

a.- ¢Ha sido usada esta informacion para establecer el método, lugares
y frecuencias de inspeccién y el programa de mantenimiento preventivo?
b.- ¢éSe han establecido limites a los defectos, basado en

consideraciones de adecuacion al servicio?

8.5

¢Existe un programa formal para la medicion de espesores de Tuberias
y de recipientes?

a.- Cuando se eligen los lugares para las mediciones de espesores:

1.- ¢Es un factor importante la posibilidad y las consecuencias de la
falla?

2.- {Se considera la posibilidad de erosion y corrosion localizada?

b.- éEstan claramente marcados los lugares para la medicion de
espesores en planos de inspeccion y sobre el recipiente o Tuberia para
permitir mediciones repetitivas en el mismo lugar?

c.- ¢Estan actualizadas las mediciones de espesores?

d.- ¢éSe utilizan los resultados para predecir la vida remanente y ajustar

la frecuencia futura de la inspeccién?

8.6

¢Se ha establecido la presion maxima de trabajo admisible (MAWP) para
todos los sistemas de Tuberias, usando los cddigos aplicables y las
condiciones operativas actuales?

¢Se actualizan los calculos de la MAWP después de cada medicion de
espesores, utilizando los ultimos espesores de pared y velocidades de

corrosion?

8.7

éHay un procedimiento escrito que requiera un nivel adecuado de
revisidn y autorizacion antes de cualquier cambio en las frecuencias de

inspeccién o métodos de ensayo?
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8.8

¢Se han desarrollado listas de chequeos adecuadas, y se las estd
usando?
¢éSe las revisa y actualiza periddicamente, a medida que los equipos o

procesos cambian?

8.9

éSe documentan inmediatamente todas las inspecciones, ensayos y
reparaciones realizadas sobre los equipos de proceso?

¢Incluye la documentacion la siguiente informacion?

a.- La fecha de la inspeccion.

b.- El nombre de la persona que realizd la inspeccion.

c.- Identificacion del equipo inspeccionado.

d.- Una descripcion de la inspeccion o ensayo.

e.- El resultado de la inspeccion.

f.- Las recomendaciones resultantes de la inspeccion.

g.- Fecha y descripcion del mantenimiento realizado.

8.10

¢Hay un procedimiento escrito que requiera que todas las deficiencias
de equipos de proceso encontradas en una inspeccidn sean corregidas
de forma segura y en tiempo, y que sean seguidas para asegurar su
concrecion?

a.- ¢Se usa algun sistema para ayudar a determinar las prioridades?
b.- Si se encontraran defectos, ése basan las decisiones de continuar
operando el equipo en evaluaciones de ingenieria tal como adecuacién

para el servicio?

8.11

¢Existe un archivo central completo, actualizado, para toda Ia
informacioén e informes del programa de inspeccién?
¢Estd la informacion disponible para todos los que trabajan con el

proceso?

8.12

¢Se han entrenado todos los empleados que trabajan en la inspeccion y
mantenimiento de los equipos de proceso sobre el proceso y sus

peligros?

8.13

¢Se han entrenado todos los empleados que trabajan en inspeccién y
mantenimiento de los equipos de proceso en todos los procedimientos
aplicables a su trabajo, para asegurar que lo pueden realizar de forma
segura y efectiva?

Al completar la capacitacion descrita arriba, ése usan métodos formales

para verificar que los empleados entienden lo que les ensefiaron?

8.14

¢Estan los inspectores certificados de acuerdo a las normas y codigos
industriales? (p.ej. API 510, 570 y 653)

8.15

¢Se realizan programas de capacitacion para empleados de contratistas,
cuando se requieren habilidades especiales o técnicas propias de la

planta para realizar el trabajo en forma segura?

8.16

¢Se ha establecido un cronograma para la inspeccion o prueba de todas
las valvulas de alivio de la planta?

a.- ¢Se esta cumpliendo con el cronograma?

b.- éSe documentan todas las inspecciones y reparaciones?

c.- ¢Se hacen todas las reparaciones por personal entrenado y

experimentado en mantenimiento de valvulas de alivio?
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8.17

¢Cumple el programa de mantenimiento preventivo los siguientes
criterios?

a.- Todos los items criticos para la seguridad, y otros componentes
importantes, tales como equipos rotativos y armarios eléctricos, estan
especificamente considerados.

b.- Se usan listas de chequeo y hojas de inspeccion.

c.- El trabajo se completa a tiempo.

d.- El programa se modifica continuamente basado en la realimentacién
de la inspeccion.

e.- Las reparaciones se identifican, siguen y completan como resultado

del programa de mantenimiento preventivo.

8.18

¢Tiene la planta un programa de aseguramiento de la calidad para la
construccion y el mantenimiento que asegure que:

a.- Se usen los materiales de construccion adecuados?

b.- Los procedimientos de fabricacion e inspeccién son adecuados?

c.- Los equipos son mantenidos de acuerdo a los cddigos y normas?
d.- Las bridas se arman y ajustan adecuadamente?

e.- Los materiales de reemplazo y mantenimiento son adecuadamente

especificados, inspeccionados y almacenados?

T

A

8.19

¢Existe un registro permanente y progresivo para todos los recipientes
a presion que incluya todo lo siguiente?:

a.- Informes de datos del fabricante y otros registros pertinentes.

b.- Nimero de identificacion del recipiente.

c.- Informacion de la valvula de alivio.

d.- Resultados de todas las inspecciones, reparaciones, alteraciones, o

recertificaciones que han sido realizadas.

8.20

¢Existe algun sistema en sitio, como requisitos escritos, firmado por el
supervisor, de manera que se asegure que todas las reparaciones o
alteraciones realizadas sobre cualquier recipiente a presion o sistema de
Tuberias sea realizado de acuerdo con el cddigo con el que fue fabricado,

o con el codigo de inspeccion y reparacion en servicio?

Total

120

98

9.- Revision de Seguridad Previo al Arranque

Puntaje

Posible

Puntaje

Real

9.1

¢Requiere la politica de la empresa un Andlisis de Peligros de Proceso en
la fase conceptual o de Disefio de todos los proyectos de desarrollo,

construccion o grandes modificaciones?

10

10

9.2

¢Existe un procedimiento escrito que requiera que todos los items
siguientes hayan sido cumplidos antes del arranque de una nueva unidad
o de una significativamente modificada?

a.- Se han emitido procedimientos operativos escritos.

b.- Se ha completado la capacitacion de todo el personal involucrado en

el proceso.
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c.- Existen procedimientos en sitio adecuados para mantenimiento,
inspeccidn, seguridad y emergencia.
d.- Se han completado todas las recomendaciones resultantes del

Andlisis de Peligros del Proceso.

9.3 ¢Hay un procedimiento escrito que requiera que todos los equipos sean
inspeccionados antes del arranque para confirmar que han sido instalados 10 8
de acuerdo con las especificaciones de diseno y las recomendaciones del
fabricante?
a.- ¢Requiere el procedimiento informes formales de inspeccion en
etapas apropiadas de la fabricacién y construcciéon? > 4
b.- é¢Define el procedimiento las acciones correctivas y el seguimiento
necesarios cuando se encuentran deficiencias? > 2
9.4 En la revision de seguridad previa al arranque, ése requiere que se
realicen chequeos fisicos para verificar:
a.- Ausencia de fugas en todos los equipos mecanicos antes de la
introduccién de productos altamente peligrosos en el proceso? 3 >
b.- Operacion adecuada de todos los equipos de control antes del
arranque? 3 >
c.- Instalacion y operacion adecuada de todos los equipos de seguridad
(valvulas de alivio, equipos de deteccion de fugas, éetc.)? 3 >
9.5 ¢Existe algin requerimiento de documentar formalmente el haber
completado las preguntas de 1 a 4 antes del arranque, con una copia de 5 5
la certificacién a la gerencia de la planta?
Total 60 54
10.- Respuestas a Emergencias Puntaje |Puntaje
Posible Real
10.1 ¢Tiene la planta un plan de emergencia por escrito que contemple todas
las emergencias probables? 10 10
10.2 ¢Existe el requisito de revisar y actualizar formalmente el plan de
emergencia segiin un cronograma especificado? > >
a.- ¢Incluye el procedimiento de Gestion de Cambios el requisito de ) .
considerar impactos posibles en el plan de emergencias de la planta?
b.- éSe revisan los resultados de los Analisis de Peligros del Proceso
nuevos o actualizados para determinar si los peligros recientemente 2 1
identificados hacen necesario un cambio en el plan de emergencias?
10.3 ¢Incluye el plan de emergencias al menos los siguientes puntos?
a.- Procedimientos para designar a una persona como Coordinador en
una situacion de emergencia, con una definicion clara de sus 2 2
responsabilidades.
b.- Asignaciones para procedimientos de escape de emergencia y rutas ) ;
de escape de emergencia.
c.- Procedimientos a seguir por los empleados que permanecen para ) ;

realizar operaciones criticas antes de su evacuacion.
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d.- Procedimientos para contar los empleados después que se ha

completado la evacuacién de emergencia. 2 2
e.- Actividades médicas y de rescate para los empleados designados ) 5
para realizarlas.
f.- Medios preferidos para informar sobre incendios y otras ) 5
emergencias.
g.- Procedimientos para el control de materiales peligrosos. 2 2
h.- Un plan de bldsqueda y rescate. 2 1
i.- Un procedimiento para el reingreso. 2 2
10.4 ¢Se ha designado un centro de control de emergencias para la planta? 5 5
¢Tiene los recursos minimos siguientes?
a.- Fuente de alimentacién de emergencia.
b.- Facilidades de comunicacién adecuadas.
c.- Copias de P&Ids (DTI 's), Procedimientos operativos, Hojas de Datos
de Seguridad de Materiales, planos de planta, y toda otra informacion 2 2
de seguridad critica para todas las unidades de proceso de la planta.
10.5 ¢Se han designado personas que puedan ser contactadas para
informacion adicional o explicacion de responsabilidades bajo 5 5
condiciones de emergencia?
¢Se encuentra esta lista de nombres en todos los lugares apropiados
(sala de control, oficina de seguridad, centro de control de emergencias, 2 1
etc.)?
10.6 ¢Se realizan ensayos regularmente para evaluar y reforzar el plan de 10 10
emergencias?
Total 65 61
11.- Investigacion de Incidentes Puntaje |Puntaje
Posible Real
11.1 ¢Existe  un  procedimiento escrito para la investigacion de
accidentes/incidentes que incluya tanto accidentes como situaciones 10 10
préximas a un accidente?
¢Requiere el procedimiento que los hallazgos y recomendaciones de las
investigaciones sean tratados y resueltos rapidamente? > >
11.2 ¢Requiere el procedimiento que el equipo de investigaciones incluya:
a.- Un miembro entrenado en técnicas de investigacion de accidentes? 3 3
b.- El supervisor de la linea o alguien igualmente familiarizado con el
proceso? 3 3
11.3 Indicar si el procedimiento de investigacion requiere la investigacion de
los siguientes Items por el supervisor inmediato con los resultados
registrados en un formato estandar:
a.- Fuego y explosiones. 2 2
b.- Pérdidas de capital en o sobre cierta base de costos. 2 2
c.- Todas las enfermedades ocupacionales o lesiones. 2 2
d.- Descarga de sustancias peligrosas. 2 2
e.- Otros accidentes/incidentes. 2 2
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11.4 ¢Existe  un  formulario estandar para la Investigacion de
accidentes/incidentes que incluya la siguiente Informacion?
a.- Fecha del incidente. 2 2
b.- Fecha de comienzo de la Investigacion. 2 2
c.- Descripcion del incidente. 2 2
d.- Causas del incidente. 2 2
e.- Evaluacion de la severidad potencial y frecuencia probable de ) 5
recurrencia.
f.- Recomendaciones para prevenir la recurrencia. 2 2
11.5 ¢Basado en una revision de los registros de la planta, en que grado 5 5
parece cumplirse el procedimiento de investigacién de accidentes?
11.6 Si el incidente/accidente involucra la falla de un equipo o componente,
ése requiere la participacion de personal apropiado de inspeccién o 10 10
ingenieria en el andlisis de la falla para identificar las condiciones o
practicas que causaron la falla?
11.7 ¢Se revisan los informes de investigacion de incidentes con todo el
personal afectado cuyas actividades son relevantes para los hallazgos 5 5
del incidente, incluyendo contratistas, cuando corresponda?
11.8 Durante los Ultimos 12 meses, ése han transmitido informes o
conclusiones de incidentes/accidentes a otras plantas de la misma 6 6
empresa que operan en condiciones similares?
11.9 Requieren los procedimientos de informes de incidentes y/o analisis de
peligros del proceso que los hallazgos de todos los reportes de incidentes
aplicables sean revisados e incorporados en futuros andlisis de peligros 6 6
de proceso?
Total 75 75
12.- Contratistas Puntaje |Puntaje
Posible Real
12.1 ¢éLos procedimientos de seleccidén de contratistas incluyen lo siguiente
antes de otorgar un contrato?
a.- Una revision del programa existente de seguridad y salud del
contratista. 3 3
b.- Una revision de los datos de pérdidas previos del contratista. 3 3
c.- Una revision de la documentacion de la experiencia y habilidades
necesarias para esperar razonablemente que el contratista hara su 3 3
trabajo de manera segura y eficiente.
12.2 Antes de comenzar el trabajo, ése le avisa por escrito al empleador de:
a.- Todos los riesgos potenciales conocidos del proceso y del trabajo ) ;

del contratista?
b.- Practicas de trabajo seguro de la planta?
c.- Controles de entrada/acceso?

d.- Todas las partes aplicables del plan de respuestas a emergencias?
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12.3

¢éSe realizan reuniones previas con los contratistas para revisar el

alcance del trabajo mas los requisitos de la empresa sobre seguridad, 9 9
aseguramiento de la calidad y desempefio?
12.4 ¢Se realizan evaluaciones periddicas para asegurar que el contratista le
provee a sus empleados la capacitacién, instruccién, monitoreo, etc.
requeridos para que los empleados respeten las practicas de trabajo 2 ?
seguro de la planta?
12.5 ¢Estan  todos los contratistas que realizan mantenimiento o
reparaciones, recorridos, grandes renovaciones o trabajos especiales 10 10
cubiertos por los procedimientos que tratamos en esta secciéon?
Total 45 45
13.- Evaluacion del Sistema de Gerencia Puntaje |Puntaje
Posible Real
13.1 ¢Con que frecuencia se realiza una evaluacion formal por escrita del
sistema de gestion de la Seguridad de los Procesos de la planta? (Elegir
uno)
- Todos los afos. 10
- Cada tres afos. 10
- No se ha hecho.
13.2 ¢Se ha desarrollado un plan de accion para cumplir con las necesidades
indicadas por la Ultima evaluacién? 10 >
13.3 Basado en la evaluacion mas reciente, éincluyd el equipo de evaluacion
personal con las siguientes caracteristicas?:
a.- Capacitacion formal en técnicas de evaluacion. 3
b.- Conocimiento profundo del proceso evaluado.
13.4 Basado en una revision de la evaluacion mas reciente, ¢fué apropiada la
profundidad y extension de la evaluacion para la planta? 10 8
Total 40 31
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Item Total| % [Maximo
1.- Liderazgo y Administracién 59 | 84% 70
2.- Informacion sobre Seguridad de los Procesos| 77 | 96% 80
3.- Andlisis de Peligros de Proceso 93 | 93% 100
4.- Gerencia del Cambio 73 | 91% 80
5.- Procedimientos Operacionales 76 | 95% 80
6.- Practicas de Trabajo Seguro 83 | 98% 85
7.- Capacitacion 75 | 75% 100
8.- Integridad Mecanica 98 | 82% 120
9.- Revision de Seguridad Previo al Arranque 54 | 90% 60
10.- Respuestas a Emergencias 61 | 94% 65
11.- Investigacidn de Incidentes 75 [100% 75
12.- Contratistas 45 |100% 45
13.- Evaluacion del Sistema de Gerencia 31 | 78% 40
TOTAL 900 | 90% | 1000

Para determinar el puntaje obtenido, se utiliza la ecuacion:

score
1000

pscore = * 100

Una vez obtenido el puntaje, el factor de gerenciamiento se obtiene mediante la ecuacion:

FMS — 10(—0.02psc0re+1)

F ys 0,1584
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ANEXO N°6 — “FLUIDOS INDICADOS PARA EL ANALISIS DE CONSECUENCIA NIVEL 17

Fluido Representativo

Tipo de Fluido

|ver Seccion 4.1.5)

Ejemplos de Materiales Aplicables

C1.C2 TIFQOOQ Matano, atanc, atileno, GNL, gas combustible
C3-Ca TIFOO Fropano, butano, isobutano, GLP
c5 TIFOO Pentano
Ce-C8 TIPOO G=solina, Mafta, Destilado Ligero Directo
£9-C12 TIFOO Cigzel, Querosenoc
Cl3-Cle TIPOD Combustible de aviacion, Queroseno, Gas atmaosferico
C17-C25 TIPOO Gasdles, Crudotipico
C15+ TIFOO Residuo, Crudo pesado, Aceite lubricante
H2 TIFODO Hidrogeno
H25 TIPOO Sulfuro de Hidrogeno
HF TIPOO Fluoruro de Hidrogeno
HCI TIFOO Acide Clerhidrico
Agua TIPOO AFUB
Vapor TIFOO Vapor
Aromaticos TIFOO Acido Caustico
AICI3 TIPO 1 Benzene, Tolueno, Xilena, Cumenao.
Piroforico TIFOO Cloruro de asluminio
Amoniaco TIPOD Amoniaco
Clarg TIFCO Cloro
co TIFO 1 Monoxido de Carbono
DEE TIPO 1 [ver Nota 2) Eter etilico
HCI Tipo O [wer Nota 1) Cloruro de Hidrogeno
Acido Nitrico Tipo O [ver Nota 1) Acido Nitrico
NO2 Tipo O [ver Nota 1) Dioxido de Nitrogeno
Fosgeno Tipe 0 Fosgeno
TOI Tipo O [wer Nota 1) Diisccianato de toluenc
Metanaol TIrPO1 Metanol
FO TIFO1 Oxido de propilenc
Estireno TIPO1 Estireno
EEA TIPO1 Acetato de monoetil eter de etilenglicol
EE TIPO 1 Erer monomatilico del etilenglicel
EG TIPO 1 Etilenglicol
EO TIFO1 Etileno oxido

Nota 1 HCI, acido nitrico, NO2 y TDI son liquidos toxicos de TIPO 1

Nota 2 DEE es un fluido toxico de tipo O

Tabla A-4: Fluidos tabulados por la Norma.
Fuente: API 581
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ANEXO N°7 — “DETERMINACION DE TASA DE LIBERACION — API 5817
Paso N°1 — Determinar si el régimen de flujo liberado sera sonico o subsonico utilizando

la Ecuacion A-10.

k
k+ 1\k-1
Pirans = P atm (T)

Ecuacion A-10: Célculo de Contrapresion y Transicion.

Donde:

Pirans : Contrapresion de transicion [psia]

P,em - Presion atmosférica: 14,7 [psia]

k : Ratio de Capacidad de calor especifica del agua. [—]
Fluido Water
k 1.33

Perans [psi] | 27.20

Paso N°2 — Seleccionar la ecuacion adecuada para calcular la tasa de liberacion en funcién

de la fase del fluido almacenado.

Como se trata de un fluido la presion almacenada dentro del equipo es mucho mayor que
la presion de transicion calculada en el Paso N°1, Las descargas de liquidos a través de un
orificio con bordes afilados se analizan en el trabajo de Crowl y Louvar y pueden

calcularse utilizando la ecuacion (Ecuacion A-11)

Wn = Cde,,‘nxplx—
P

An ZXQCX(Rg— Patm)
G

Ecuacion A-11: Ecuacion de Crowl y Louvrar

Variable Descripcion Valor
Cy Coeficiente de Descarga [—] 0,9
A, Avrea de liberacion [pulg?] 153,938
P Densidad del liquido [Lb/ft3] 62,3

Kyn Factor de correccion de viscosidad recomendado [—] 1
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Je Constante de gravitacion universal [lb,,ft/lbss?] 32.18
C; Sélidos totales [mg/L] 900
Pitm Presion atmosférica [psia] 14,7
P; Presion de almacenamiento [psia] 2610
W, Caudal Masico de liberacion [Lb,,/s] 496,582

Para valores conservadores, sugiere utilizar un coeficiente de descarga de
€4 0,9.

Paso N°3 — Para cada tamafio de orificio, calcular el area de liberacion de fluido,

A,,, basado en el didmetro elegido, d,,.

Area de liberacion [pulg?]
153,938

Paso N°4 — Para cada tamafio de orificio, calcule la tasa de liberacion de fluido,

W, con los datos ilustrados en el Paso N°2.

Area de liberacion [pulg?] | W, [Lb,,/s]
153,938 496,582
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ANEXO N°8 — “DETERMINACION DE MASA DISPONIBLE PARA LIBERACION”

Paso N°1 — Agrupar componentes y equipos en grupos de inventario. Para este caso, solo
se considerara el volumen de un segmento de linea de alimentacion. Se considera el caso

Linea de alimentacion de caldera.

Paso N°2 — Determinar la masa de fluido, mass;omyp, contenida en el componente bajo
evaluacion.

La linea de alimentacion tiene 30 metros lineales de tuberia, teniendo un didmetro interior
de 333,4 mm; obteniéndose un volumen de 2.619 m® o bien 92.4891 ft. La densidad

utilizada es de 62,3 [Ib/ft3] con lo que se obtiene finalmente:

masscomp = 5762,07
Paso N°3 — Determinar la masa para cada componente dentro del grupo de inventario y la
masa de inventario. Para este caso, la masa de inventario serd equivalente a la masa del
componente del Paso N°2.

Masspy = MaASScomyp
Paso N°4 — Calcular la tasa de flujo de un orificio de 8 pulgadas de diametro, W, . s, €ste

sera el flujo méaximo que puede ser agregado a la masa del equipo de los componentes a

su alrededor que conforman el grupo de inventario.

Tamafio de Orificio [pulg] | Area de liberacion [pulg?] | Winaxs [Lbm/s]
8 50,3 162,260

Paso N°5 — Para cada tamafio de orificio, calcule la masa de fluido adicional, mass, g4 .

resultante del flujo de 3 minutos del grupo de inventario utilizando la Ecuacion A-12.

masSgaqn = 180 x min[W,, Wi axsl

Ecuacion A-12: Calculo de masa de Fluido Adicional.

Obteniendo:

masSgaqn = 29206,8 [Ib]
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ANEXO N°9 — “IMPACTO DE LOS SISTEMAS DE AISLACION Y MONITOREO”

Paso N°1 — Determinar los sistemas de aislacion y deteccion presentes en la Planta.

Paso N°2 — Utilizando la tabla, seleccionar la clasificacion adecuada “ABC” para el

sistema de deteccion y el de aislacion.

Type of Detection System Detection Classification
Instrumentation designed specifically to detect material losses by changes in A
operating conditions (i.e. loss of pressure or flow) in the system.
Suitably located detectors to determine when the material is present outside the B
pressure-containing envelope.
Visual detection, cameras, or detectors with marginal coverage. C

Type of Isolation System Isolation Classification
Isolation or shutdown systems activated directly from process instrumentation or A

detectors, with no operator intervention.

Isolation or shutdown systems activated by operators in the control room or other B
suitable locations remote from the leak.

Isolation dependent on manually operated valves. C

Sistema de Deteccion

Sistema de Aislacién

Paso N°3 — Utilizando la tabla, y las clasificaciones determinadas en el Paso N°2,

determine el factor de reduccion, facty;.

Sysiem Classmications
Release Magnitude Adjsiment Reduction Facter, fact,
Detection Isolagicn

& A Freduce reease rale of mass by 25 % 035

A B Reduce reease rale or mass by 20 % 020
Aorg C Feduce nelease rate or mass by 10 % 010

B B Reduce release rale or mass by 15 % 015

c C Mo adpeEiment to release rate or mass oiod

Factor de Reduccion facty; 0,15

Paso N°4 — Utilizando la tabla, determine la duracion maxima de la fuga para cada orificio

seleccionado, Id gy n- -
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Detection System Rating

Isolation System Rating

Maximum Leak Duration, /d__

20 minutes for '/4 in. leaks
10 minutes for 4, =mm[1)_ 1] leaks

5 minutes for d, = min[ D, 41] leaks

30 minutes for '/4 in. leaks
20 minutes for d, =min[D, 1]leaks

10 minutes for d, = mm[D_.u] leaks

40 minutes for '/4 in. leaks
30 minutes for d, = min[D. 1]leaks

20 minutes for d, = min[D.41]leaks

AorB

40 minutes for /4 in. leaks
30 minutes for d, = min[D. 1]leaks

20 minutes for d, = min[ D, 41] leaks

1 hour for '/4 in. leaks
30 minutes for d, = mm[ D. 1] leaks

20 minutes for d, = min[ D, 41] leaks

A B, orC

1 hour for '/4 in. leaks
40 minutes for ¢, =min[ D, 1]leaks

20 minutes for d; = min[ D, 41] leaks

Tamafio

[pulg]

de Orificio

Wy, [Lby, /5]

Id gy n- [Mmin]

14 496,582

20
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ANEXO N°10 — “DETERMINACION DEL FLUJO DE MASA DE LIBERACION”

Paso N°1 — Para cada tamafio de orificio, calcular la tasa de liberacion ajustada.

rate, = W,(1— facty;)

Ecuacion A-13: Calculo de la razén de liberacion de masa.

Tamarnio de
i - Wn [me/S] faCtdi raten [me/S]
Orificio [pulg]

14 496,582 0,15 422,0947

Obteniendo:
rate; = 422,0947 [Lb,,/s]

Paso N°2 — Para cada tamafio de orificio, calcular la duracion de la fuga, Id,,, en base a la
masa disponible, mass,,qin, Y 1a tasa de liberacion ajustada, rate,. Procurar que la

duracién de la fuga no puede exceder la duracién maxima.

. [(massgyqir,
1d,, = min [{#},{60 Idmax_n}]

Ecuacién A-14: Calculo de duracién de la fuga.

Tamarnio de
cpe - masSgyaiin | rate, [me/S] Idmax,n' [S] Idn [S]
Orificio [pulg]
14 496,582 422,0947 20 1,176

Obteniendo el valor de:
Id, = 1,176 [s]

Paso N°3 — Para el tamafio de orificio, calcular la masa de fluido liberada mass,,.

mass, = min[{rate, * ld,}, massayain]

Obteniendo el valor de:
mass, = 29206,8 [Lb,,]
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ANEXO N°11 - “DETERMINACION DE AREA DE CONSECUENCIA INFLAMABLE”

Las tuberias que transportan agua no son inflamables porque el agua en si misma

no es un combustible. La inflamabilidad se refiere a la capacidad de un material para

guemarse en presencia de oxigeno y una fuente de ignicion. En el caso del agua, es una

sustancia compuesta por hidrégeno y oxigeno, pero en una proporcién que no es favorable

para la combustion. Ademas, el agua es un compuesto estable que no libera vapores

inflamables en condiciones normales de temperatura y presion.

Por lo tanto, aunque las tuberias de agua pueden estar hechas de materiales que

podrian ser inflamables en otras circunstancias , el agua misma no es un material

inflamable y, por lo tanto, las tuberias que transportan agua no representan un riesgo de

inflamacion o incendio.

Tabla A-5: Lesiones personales Inflamable Consecuencia Ecuacién Constantes.

Fluid

Continuous: Releases Constants

Instantaneous Releases Constants

Autoignition Mot Likely

Autoignition Likely

Autoignition Mot Likely

Autoignition Likely
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Tamafio de ) . Flam
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ANEXO N°12 — “DETERMINACION DE AREA DE CONSECUENCIA FINANCIERA”

Paso N°1 — Para calcular el costo para reparar una pieza especifica del equipo, FCs cma,

considerando el costo asociado al tamafio del orificio de liberacion, utilizando holecost,

5,y las frecuencias de falla genéricas correspondientes a cada orificio.

4 * holecost
FCfema = < n=1 9/ f ") * matcost * costfactor
gfftotal

Ecuacién A-15: Calculo de costo de pieza en especifico.

gff Como funcidn del tamafio de orificio

[fallas/afio] gff total

[fallas/afio]

PIPE-16" | pequefio | mediano | grande ruptura

8,00 E-06 | 2,00 E-05 | 2,00 E-06 | 6,00 E-07 | 3,06 E-05

Holecost [2001USD]

PIPE Pequefio Mediano | Grande Ruptura
5 80 160 500
costfactor 1.0
matcost 1.0
FCfma 17.647 [USD]
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Paso N°2 — Calcular el costo de dafio de los equipos alrededor del area afectada, FCr q5¢4.
El agua, es una sustancia compuesta por hidrégeno y oxigeno, pero no es favorable para

la combustion por ende se la asigna valor 0.

FCraffa = CAfema * equipcost

equipcost - [USD]
fl 2

CAf o 0 [ft”]

FCyaffa 0 [USD]

Paso N°3 — Para cada tamafio de orificio, calcular el costo de interrupcién del negocio,

FCy proq, @ partir de los dias requeridos para reparar el equipo dafiado.

1) Calcular el tiempo fuera de servicio para cada tamafio de orificio de liberacion

de fluido Outage,,.

L * Qutage
Outagecmg = ( n_lg;j;?t — g n) * outage muie
ota

Outage [dias]

PIPE _ :
pequefo mediano grande ruptura
1 3 4 5
outageuit 1 [dias]
Outage, 1 [dias]

Obteniendo un valor de Outage mq = 3,52 dias.

2) Calcular el tiempo requerido para reparar los equipos alrededor del area

afectada, Outage,ysq, Utilizando el costo de dafio de los equipos del area
afectada,

FCf,affa.

Outagegsrq = 101:242+0.585 logso [FCrapfa (10)7°]

Outagegsrq 0 [dias]
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3) Calcular el costo por interrupcion del negocio FCs 04

FCt proa = (Outagecmq + Outageqssq) * (prodeost)

prodcost 298.500 [USD]

Paso N°4 — Calcular los costos asociados con las lesiones del personal, FC;,;. La densidad
de poblacion, popdens 0.00638 [pers/ft?], corresponde al nimero promedio de
personas por metro o pie cuadrados y el costo injcost determinado es USD$ 98.500. Pero

como no hay area de consecuencia inflamable CA;,,; y CAy i, de determina con valor 0.

FCinj = CAjpj * popdens  injcost

FCf,prod = CAf,inj * popdens * injcost

FCij 0 [USD]

Paso N°5 — Calcular los costos asociados con la limpieza medioambiental. Este costo es
resultado de la pérdida de contencion que pueden ocurrir por un evento de pérdida de
contencion. Al tratarse de agua o vapor de agua que se escape a la atmosfera, se asumira

este costo como despreciable.

FCenviron 0 [USD]

Paso N°6 — Calcular el factor de costo total mediante la suma de los costos anteriores.
[USD]; FCf,environ =0 [USD].

FCf = FCf,cmd + FCf,affa + FCf,prod + FCf,inj + FCf,environ

FCr 18.697,72 [USD]

97



