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RESUMEN

TITULO: DESARROLLO DE UN PANORAMA DE RIESGO DE LA ESTACION
SEPARADORA DEL CAMPO ESCUELA COLORADO TOMANDO COMO BASE LAS
NORMAS API-580 Y APl RP-581"

AUTORES: OLGA LUCIA PEREZ GALAN™

ASTRID PEREZ ZAMBRANO™

PALABRAS CLAVES: RBI, inspeccion, criticidad, confiabilidad.

El proyecto DESARROLLO DE UN PANORAMA DE RIESGO DE LA ESTACION
SEPARADORA DEL CAMPO ESCUELA COLORADO TOMANDO COMO BASE LAS
NORMAS API-580 Y API RP-581 tiene como objeto determinar el nivel de riesgo,
confiabilidad, criticidad e integridad de los equipos de la estacion separadora, mediante
la aplicacion de la norma API-581(documento recurso base) y API- RP580 ( inspeccién
basada en riesgo), con el apoyo de las normas API- 510(cddigo de inspeccion de
recipientes a presion: mantenimiento, inspeccion, clasificacion, reparacion y alteraciones),
API- 570 (codigo de inspeccion para tuberia: inspeccién, reparacion, alteraciones y
recalibracion de sistema de tuberia en servicio) y API- STD653 (inspeccion, reparacion,
alteraciones y reconstruccion de tanques)

El desarrollo del panorama de riesgo incluye, determinacién de los lazos de corrosion
presentes en los equipos evaluados, nivel de criticidad que esta directamente relacionado
con la probabilidad y la consecuencia de falla, factor de intervalo de confiabilidad,
determinacion de vida util remanente, determinacion del plan de inspeccion de acuerdo
con los mecanismos de falla propuestos y ejecucion de la inspeccion, donde las técnicas
utilizadas son: ultrasonido en la determinacion de medicion de espesores e inspeccion
visual; cumpliendo con el objetivo principal de la RBI se presentan recomendaciones
donde se busca eliminar una serie de no conformidades con el fin de disminuir el nivel de
riesgo actual de la estacion separadora del campo escuela.

;Modalidad: Investigacion
Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas, Escuela de Ingenieria Metallrgica y Ciencia de
Materiales. Director Ivan Uribe Pérez



ABSTRACT

TITLE: DEVELOPMENT OF A RISK OVERVIEW OF THE SEPARATOR STATION
SHOOL CAMP COLORADO TAKING AS A BASE THE API-580 AND API RP-581
RULES

AUTHORS: OLGA LUCIA PEREZ GALAN"™

ASTRID PEREZ ZAMBRANO™

KEY WORKS: RBI, inspection, criticality, reliability.

The project DEVELOPMENT OF A RISK OVERVIEW OF THE SEPARATOR STATION
SHOOL CAMP COLORADO TAKING AS A BASE THE API-580 AND API RP-581 RULES
has like an objective determinate the risk level, reliability, and integrity of critical
equipment from the separator station by the application of the APl 581(Risk-Based
Inspection Base Resource Document) and API-RP580 (Risk-Based Inspection) standard,
with the support of the API-510 (Pressure Vessel Inspection Code: In-Service Inspection,
Rating, Repair, and Alteration), API- 570 (Piping Inspection Code: Inspection, repair,
alteration and recalibration of piping system in service) and API-STD653(Tank Inspection,
Repair, Alteration and Recontruction) rules.

The development of the risk overview include, the determination of corrosion loops in the
teams evaluated, level of criticality that is directly related to the probability and
consequence of failure, Factor interval reliability, determination of the remaining useful
life, determination of the inspection plan according to failure mechanism proposed and the
inspection execution, where the techniques used are: ultrasound in the determining
measurement of the thickness and visual inspection; fulfilling with the main objective of
the RBI it presents recommendations which trying to eliminate a number of non-
conformities in order to reduce the level of present risks in the separator station shool
camp colorado.

;Modality: Investigation
Faculty of Physical - Chemistry Engineering - Metallurgical Engineering school — Director: Ivan

Uribe Pérez



INTRODUCCION

En la explotacion petrolifera se han presentado un sin numero de desastres
debido a las condiciones en las que se opera los equipos y tuberias que se ven
involucrados. Por este motivo se comenzaron a implementar nuevas formas para
evitar tales desastres, disefiando planes de inspeccion que contribuyen a controlar

el estado de integridad estructural de estos.

De igual forma, la Universidad Industrial de Santander se encuentra involucrada
por medio del Campo Escuela Colorado en la industria petrolera, motivo por el
cual la Escuela de Ingenieria Metalurgica se ha querido vincular en las
actividades del campo petrolero, en el area de integridad de equipos, utilizando la
metodologia de Inspeccion Basada en Riesgos, que es una herramienta que
busca asegurar la integridad de equipos estaticos y establece una metodologia de

inspeccion que utiliza la valoracion del riesgo.

Contribuyendo a la determinacion de la integridad estructural de los equipos que
conforman la Estacion Separadora del Campo Colorado (tanques de
almacenamiento K 01 y K 02, separador general ASEP 5008021, separador de
prueba conformado por los ASEP 5008022 y ASEP 5008023, tuberia de entrada,
salida de crudo y gas ), se plantea el presente trabajo, el cual esta basado en el
estudio de las normas API RP-580 y API -581 , que hace pocos afios se han
venido aplicando, manejando el concepto de riesgo como probabilidad por
consecuencia de la falla, aportando beneficios en la industria petrolera como,
disminucion del riesgo potencial que presenta cada equipo y la disminucion de

costos de inspeccion.



Este proyecto busca determinar el nivel de riesgo, utilizando los historicos de
construccion de la estacion y conociendo el proceso, para determinar los lazos de
corrosion presentes en los equipos evaluados, el nivel de criticidad que esta
directamente relacionado con la probabilidad y la consecuencia de falla, factor e
intervalo de confiabilidad, intervalos de inspeccién, plan de inspeccion y por ultimo
la inspeccidon de cada uno de los equipos. Para asi tener conocimiento del riesgo
que representa la estacion y la integridad estructural de cada uno de los equipos;
corregir las no conformidades encontradas durante la inspeccién, con el fin de
minimizar el riesgo a partir de la disminuciéon de la probabilidad de falla. Otro
aporte del proyecto es la iniciacion de un registro historico de inspeccién de los

separadores que conforman la estacién, dada su ausencia.



1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Mediante la transferencia que realizd6 Ecopetrol S.A a la Universidad Industrial de
Santander del primer Campo Escuela del pais; la Universidad asume la
administracion y con ella una serie de mejoramientos (en produccion,
mantenimiento e inspeccion de equipos, seguridad industrial, etc.). La Escuela de
Ingenieria Metalurgica se encuentra involucrada en este mejoramiento de forma
directa en la solucion a una serie de no conformidades del campo, en el area de

integridad de equipos.

La falta de informacion acerca del estado metalurgico y mecanico de los equipos
y tuberia, representa una necesidad inmediata del analisis de integridad
estructural actual de la estacion, por la importancia de esta y debido a la
responsabilidad que adquirié la universidad, no solo con Ecopetrol S.A sino con la
comunidad de la vereda Colorado que esta directamente involucrada si llegara a
presentarse un evento que comprometiera la integridad de las personas. Por lo
tanto en lo posible se hace necesario tener una estimacién del riesgo que

presenta la estacion y las condiciones actuales de integridad y de operacion.

En los ultimos afios (a partir del 2001) ha incrementado la preocupacion por
disminuir los accidentes (comunes) que ocurren en la industria petrolera; las
multinacionales como ECOPETROL S.A han iniciado la aplicacion de la
metodologia de Inspeccion Basada en Riesgo o mejor conocida como RBI, para
minimizar al maximo las probabilidades de falla de los equipos y las
consecuencias inherentes a estos eventos no deseados, las antiguas
metodologias de inspeccién de equipos estan siendo cambiadas por las RBI, por
el interés que presenta esta hacia la minimizacion del riesgo.

Con la implementacion del programa Inspeccion Basada en Riesgo (norma API

581) se pretende tener conocimiento del estado actual de los equipos y el riesgo



que representan cada uno de ellos, se considera necesario iniciar un registro
histérico y mediante la implementacién del RBI se pretende ubicar la estacion en
un nivel de riesgo y se recomendaran acciones correctivas, que permitan
minimizar la probabilidad de falla de cualquiera de los equipos y tuberia que se
encuentran en la estacion.



2. OBJETIVOS

2.1.OBJETIVO GENERAL

Realizar un panorama de riesgos a la estacion separadora del CAMPO-ESCUELA

COLORADO tomando como base las normas APl RP-580 y API-581, con el fin

de determinar el nivel de riesgo de la instalacion.

2.2.OBJETIVOS ESPECIFICOS

. Recolectar informacion de las condiciones actuales (materiales y
componentes) de la Estacion Separadora del Campo-Escuela Colorado, mediante

una lista de verificacion aplicada a cada componente.

o Determinar por medio de una jerarquizacion el nivel de riesgo de la

estacion separadora del campo escuela Colorado.

o Determinar mecanismos de dafio que actuan en los equipos y tuberia, de

acuerdo a los lazos de corrosion planteados.



3. MARCO TEORICO

3.1. METODOLOGIAS DE INSPECCION

En el desarrollo de la inspeccién de equipos el ingeniero inspector debe conocer
las diferentes técnicas aplicables; la eleccion de la técnica de inspeccién depende
de la naturaleza del material, el estado superficial, el mecanismo de falla que

opera Yy la clase de defecto que pretende encontrarse.

La herramienta fundamental en la inspeccion de equipos son los ensayos no
destructivos (END); los END son técnicas que emplean métodos fisicos indirectos
para la inspeccion de productos, partes, piezas o componentes que afecten su
calidad o utilidad. Los END se caracterizan por que como su nombre lo dice no
alteran de forma permanente las propiedades fisicas, quimicas, mecanicas o

dimensiones del elemento inspeccionado.

Las metodologias de inspeccion tienen en general las siguientes etapas:

Etapa 1: Identificar los limites fisicos en el que el analisis de los dafos debe ser

cumplido.

o Identificar los mecanismos de acumulacion de dafos relevantes y la
probabilidad de falla.

o Identificar las areas criticas de acumulacioén de dafo.

o Definir los elementos de informacién disponibles.

Etapa 2: Verificar a través de ensayos no destructivos la presencia de dafo
caracterizando su extensién e identificando los mecanismos de dafio
responsables.

Etapa 3: Ensayos complementarios



3.2. INSPECCION BASADA EN RIESGO (API RP 580) "

Tiene como fin proporcionar una guia en la realizacion de un programa de
inspeccién basado en riesgo (RBI) sobre equipo estatico y tuberia. El propdsito del
RBI es complementar los codigos de inspeccion de tanques (APl 653), recipientes
a presion (APl 510) y tuberia (API 570) , mediante los resultados del RBI se
plantean modificaciones en los planes e intervalos de inspeccién, dando como
resultados mayor confiabilidad de la inspeccion de los cédigos nombrados. La
Figura 1 presenta curvas caracteristicas que muestran la reduccion de riesgo que
puede esperarse cuando se aumenta el grado y la frecuencia de inspeccion con la

metodologia RBI.

Figura 1. Administracion de riesgo utilizando la RBI.

Inspeccion tipica

Riesgo —>

Inspeccion Riesgo residual que
usando RBI no es afectado por
RBI

Nivel de Inspeccion ——>

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection. First edition.
Washington D.C.: API; 2002. 60p. API-RP580.

' AMERICAN PRETROLEUM INSTITUTE. RP580. Risk-Based Inspection. First edition.
Washington D.C.: API; 2002. 60p. API-RP580



3.2.1. Tipos de Evaluacion RBI

Esta metodologia es flexible dado que presenta tres tipos de evaluacion RBI, la
diferencia fundamental radica en el tipo de analisis que se realice y este a su vez
depende de las herramientas disponibles, a continuacion se presentan los tres

tipos de evaluacion:

3.2.1.1. Andlisis Cualitativo

Este analisis se basa en informacion descriptiva utilizando el juicio y la
experiencia ingenierii como base para el analisis de la probabilidad y la
consecuencia de falla. Los resultados obtenidos se proporcionan en términos
cualitativos tales como alto, medio y bajo, este tipo de analisis se realiza cuando
existe informacion cuantitativa detallada y la exactitud depende directamente de la
experiencia ingenieril.

El analisis determina las categorias de probabilidad y consecuencia de la falla
para una unidad. Dependiendo de la naturaleza del fluido en la unidad la categoria
de consecuencia puede ser determinada por el peligro de inflamabilidad o
toxicidad de la unidad, cuando se habla de consecuencia de inflamabilidad es
representada por la categoria de consecuencia de dafio y esta directamente
relacionada con el dafo en el equipo debido a un evento de impacto,
inflamabilidad (fuego o explosion). Las consecuencias toxicas se refieren a la
categoria de consecuencia en salud, usualmente se debe a los efectos en la

salud.

3.2.1.2. Analisis Cuantitativo

Requiere informacion detallada como histéricos (de disefio, construccién, montaje,
mantenimiento, inspeccion, fallas, operativos) para utilizar modelos légicos que
muestren combinaciones de eventos que podrian ocasionar accidentes graves y
modelos fisicos que muestran el avance del accidente y emision de un material

peligroso para el ambiente.



3.2.1.3. Andlisis Semi-cuantitativo

Combina los métodos antes nombrados, para obtener mayor beneficio utilizando la
velocidad del cualitativo y el rigor del cuantitativo. Generalmente, la mayoria de
datos utilizados son los de un enfoque cuantitativo, pero en este caso el analisis
es en menor detalle. Los resultados se presentan de igual manera que en el

analisis cualitativo pero pueden estar asociados con valores numéricos.

3.2.2. Fallas, Modos de Fallay Mecanismos de Deterioro para la Inspeccion
Basada en Riesgo

La RBI se enfoca en el entendimiento de los modos de falla, mejorando la
confiabilidad del equipo. La falla que estudia la RBI esta relacionada con la
perdida de contencién de los equipos causada por deterioro. Los principales
mecanismos de deterioro que se presentan en la industria quimica y de
hidrocarburos son adelgazamiento (interno y externo), corrosion bajo esfuerzo
(SCC), mecanicos, metalurgicos y ambientales. Para identificar el mecanismo de
deterioro es necesario conocer la operacion del equipo y la interaccion con

ambientes quimicos y mecanicos.

3.3. INSPECCION BASADA EN RIESGO (API 581)°

La Inspeccién Basada en Riesgo es una herramienta que busca asegurar la
integridad de equipos estaticos y establece una metodologia de inspeccién que
utiliza la valoracion del riesgo teniendo en cuenta la probabilidad de falla como

las consecuencias que ocasiona la falla; donde la probabilidad de falla esta

2 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base Resource Document.
First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p. API-581.



directamente relacionada con los mecanismos de dafio que operen en el equipo
evaluado y las consecuencias de las fallas son examinadas desde cuatro factores
que son consecuencias de tipo econdmico, perdida o dafio de personas, impacto

ambiental e imagen de la empresa.

La RBI no es una metodologia independiente, sino que opera en conjunto con
otros cddigos API. En la Figura 2 se observa la interaccion que existe entre los
codigos de inspeccion APl y el Documento Recurso Base, y a su vez la de este
con la practica recomendada Fitness for Service. La evaluacion de aptitud para el
servicio o FFS es una gran herramienta en el desarrollo de la RBI debido al

manejo que ésta da a los equipos deteriorados o con presencia de fallas.

Figura 2. Documentos utilizados y la relacion entre ellos.

API
RP
750
API-BRD AP
INSPECCION BASADA EN RP
530
APl / RIESGO
510
La——
API
S0 MPC API
APTITUD PARA EL RP
SERVICIO 579!
API
653
DOCUMENTOS DOCUMENTOS DOCUMENTOS
OPERACION INVESTIGACION OPERACION

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base
Resource Document. First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p. API-581.
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3.3.1. Metodologia RBI

La Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgo puede reunirse en siete pasos
que deben ser seguidos uno a uno, esta metodologia es condensada en el
esquema siguiente (Figura 3), después encontraremos la explicacion de cada
etapa del RBI.

Figura 3. Esquema de la metodologia RBI.

DEFINIRLIMITES

N

DEFINIR GRUPO DE
TRABAJO

ANALISIS

HISTORICOS DE
EQUIPOS

LAZOS DE
CORROSION

EJECUCION
DE TAREAS

-

EVALUAR CRITICIDAD

EVALUAR

CONFIABILIDAD

PLAN DE INSPECCION I

Fuente: Las Autoras. Con base en la norma API 581
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3.3.1.1. Definir Limites
Cuando se va a implementar la metodologia RBI lo primero que se debe definir
son los limites de la inspeccion es decir la planta, sitio , numero de equipos,

tuberia etc.

3.3.1.2. Definir grupo de Trabajo

Para el desarrollo de la RBI se debe crear un grupo interdisciplinario, donde exista
un especialista en cada uno de los temas que abarca la implementacion de la
inspeccion, este grupo esencialmente debe estar formado por un ingeniero de
corrosion, proceso, mantenimiento, sistemas, un economista y un facilitador o

administrador.

3.3.1.3. Histérico de Equipos
Una vez definido el conjunto de equipos a inspeccionar y el grupo de
profesionales que participaran en la RBI; debe iniciarse la recopilacion o revision

de los histéricos de cada equipo a inspeccionar.

Los historicos de fabricacion, montaje, operacion mantenimiento, inspeccion vy
parametros operativos, son informacién fundamental para el desarrollo de la RBI.
Informacion como el afio de instalacion del equipo o parte es necesaria para
realizar un calculo adecuado de la vida remanente de un equipo. La informacion
correspondiente al espesor minimo medido en un equipo es importante teniendo
en cuenta la filosofia que maneja la RBI en cuanto minimizar o evitar un escape
hacia el exterior de un hidrocarburo. Ademas de la informacion antes citada y la
importancia de estos datos relevantes de inspeccion, como identificacion de
dafos o informacion que facilite el analisis o conduzca a establecer posibles

mecanismo de falla recurrentes en un equipo.

Una forma adecuada del manejo de los historicos es la obtencion grafica de estos

o histogramas de falla , que facilitan el analisis, gracias a que mediante el

12



histograma se puede obtener el componente critico. En la Figura 4 se observa un

ejemplo de histograma de falla.

Figura 4. Esquema de histograma de fallas.

Frecuencia de Falla

Componente por Equipo

Fuente: Las Autoras

3.3.1.4. Lazos de Corrosion

Se pueden definir como una manera practica de precisar, entender e identificar los
mecanismos de deterioro, de una planta, estacion, conjunto de equipos y tuberia.
Para identificar los lazos de corrosiéon dentro de los limites definidos en la etapa
inicial , los equipos o elementos que cumplan iguales condiciones de proceso, el
mismo mecanismo de falla y el mismo criterio de seleccion de materiales, son
agrupados dentro de un lazo de corrosion. A partir de la informacion obtenida de
los histogramas de falla y los lazos de corrosion, puede obtenerse un listado de

equipos criticos.
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3.3.1.5. Evaluacién de Criticidad

Teniendo claro el concepto de riesgo que maneja el APl RP-580 y API 581, riesgo
esta definido como probabilidad de falla por consecuencia de la falla y el objetivo
principal de su filosofia es minimizar el riesgo; por lo tanto se hace necesario
estimar las probabilidades de falla para los diferentes mecanismos de dafio en
cada lazo de corrosion y evaluar las consecuencias. En el anexo A se presentan
una serie de cuestionarios relacionados con los diferentes mecanismos de falla,
los diferentes riesgos y las consecuencias que se deben definir para la evaluacion
de probabilidades de falla y consecuencia de falla para un analisis cualitativo®.
Una vez determinados estos parametros (probabilidad-consecuencia), es

evaluado el nivel de riesgo mediante la matriz de riesgo. Ver Figura 5.

Figura 5. Matriz de riesgo.

PROBABILIDAD
w

A B C D E

CONSECUENCIAS

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base Resource
Document. First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p. Appendix B pag 147. API-581.

* AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base Resource Document.
First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p. API-581. P A1 a P A10
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Sobre el eje vertical se tienen las probabilidades de falla y sobre el eje horizontal
se tienen las consecuencias (econdmicas de salud, seguridad y medio ambiente).
De la interseccion de cada uno de los elementos analizados saldra como
resultado si el riesgo es insignificante, si la criticidad es alta o intolerable o si

requiere intervencion inmediata o redisefo.

En el cédigo API 581 presenta cuatro categorias de riesgo:

o Nivel de riesgo Bajo (Color Verde).
o Nivel de riesgo Medio (Color Amarillo).
o Nivel de riesgo Medio Alto (Color Naranja).

o Nivel de riesgo Alto (Color Rojo).

Para efectos de criticidad los valores que corresponden a cada cuadro de la matriz

estan relacionados de la siguiente forma representando un rango de criticidad.

. 1*: Intolerable.
o 1: Extremo.

. 2: Alto.

o 3: Media.

o 4: Bajo.

o 5: Insignificante.

Los resultados de criticidad y el nivel de riesgo se veran reflejados en los planes e

intervalos de inspeccion.
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3.3.1.6. Confiabilidad
Una vez terminadas las etapas anteriores, se determina el intervalo de confianza,

el cual esta relacionado con lo siguiente:

o Que tan confiable es la informacion de inspeccion para asumir el riesgo.
o Que tanto se tiene controlados los mecanismos de degradacion.
o ¢ Se realiza monitoreo a las variables operativas que pueden afectar los

procesos de degradacion? En otras palabras, ¢La operacion se sale de las

ventanas operativas establecidas?
Mediante el cuestionamiento anterior se determina que tanto se puede confiar en

los equipos y esto afecta directamente el nivel de inspeccion que se requiera. En

la Tabla 1 se presenta el factor de confianza de acuerdo al rango de criticidad.

Tabla 1. Calculo del factor de confiabilidad

RANGO DE RANGO DE CONFIANZA

CRITICIDAD | BAJA | MEDIA | ALTA
1 0,2 0,3 0,3
2 0,3 0,4 0,4
3 0,4 0,5 0,6
4 0,5 0,6 0,8
5 0,6 0,7 0,8

Fuente: Tabla suministradas en catedra Anibal Serna

3.3.1.7. Intervalo de Inspeccién
Definir el intervalo de inspeccioén, el cual esta directamente relacionado con el
rango de confiabilidad del equipo; realizar el calculo de la velocidad de corrosion y

la vida remanente del equipo.
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El factor de confianza (hace referencia en que tanto se puede confiar, es decir, el
tiempo que el equipo en operacion no presentara una falla) es utilizado para
determinar el maximo intervalo de inspeccion (MIl), mediante la ecuacion siguiente

se determina el intervalo de inspeccion.
MII = (VIUR) * Factor de confianza

VIUR = Vida util remanente

VIUR = ¢.4
T 1.C

C.A = Tolerancia a la Corrosion ( corrosiéon Allowance)

[.C = Indice de Corrosion o Velocidad de Corrosion

3.3.1.8. Plan de Inspeccion y Monitoreo

Conociendo los mecanismos de falla y los intervalos de inspeccion que presenta
cada equipo a evaluar, se determina el plan de inspeccion que contenga los
ensayos no destructivos que permita monitorear cada uno de los mecanismos de
falla y reducir la probabilidad de falla, alterando directamente nivel de riesgo

debido a que se afecta una de las variables de las cuales depende.

A partir de los resultados obtenidos en la inspecciéon se generan una serie de
recomendaciones necesarias para minimizar el riesgo. Ademas debe actualizarse
la informacion o base de datos que exista del equipo evaluado, una vez
realizadas las recomendaciones para el mejoramiento de la integridad estructural
del equipo o componente y la definicién de las ventanas operativas, el riesgo
inicial que presentaba el equipo debe disminuir y continuar el ciclo de la

metodologia RBI.
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3.4. INSPECCION, REPARACION, ALTERACIONES Y RECONSTRUCCION
DE TANQUES ( API STD 653)*

Cuando los resultados de inspeccion de un tanque muestran que ha ocurrido un
cambio de las condiciones fisicas originales del tanque; mediante la evaluacion se
determinara el servicio del tanque, es decir, retiro, continuidad o cambio de

servicio del tanque.

3.4.1. Plan de Inspeccion

Para determinar el plan y el intervalo de inspeccion deben considerarse los

siguientes factores:

o Naturaleza del fluido almacenado.

o Resultados de la inspeccion visual.

o Provisién de corrosion futura y rata de corrosion.

o Sistema de prevencion de corrosion.

o Condiciones previas de inspeccion.

o Métodos y materiales de construccion y reparacion.
o Localizacion del tanque, cuando se encuentra en zonas de alto riesgo.
o Riesgo potencial de contaminacion de aire o agua.
o Sistemas de deteccién de fugas.

o Cambio en el modo de operacion.

o Requerimientos jurisdiccionales.

o Cambios en servicio.

* AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Tank Inspection, Repair, Alteration and Reconstruction.
Third edition. Washington D.C.: API; 2003. 116p. API-653.
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En la Figura 6 se observan las técnicas y condiciones (externa e interna) de

inspeccion.

Figura 6. Esquema de inspeccion de tanques.

INSPECCION I

v ¥

EXTERNA I INTERNA I

! | ! |

VISUAL I TECNICASI VISUAL l TECNICASl

L L

*Aislamiento Ultrasonido «Corrosiéon  de eUltrasonido:
*Tierra *Espesor casco, techo y Casco, techo
*Anclaje laminas  de fondo fanda Y
*Bases cuerpo , techo *Cordon de cordon de
*Proteccidn y boquillas soldadura solda’dura
Catddica —— *Particulas
magnéticas y
RX: Soldadura
P

Fuente: Las Autoras

3.4.2. Criterios de Aceptacion y Rechazo

La corrosion del casco puede resultar en varias formas, las cuales pueden
manifestarse como pérdida uniforme de metal en una gran area superficial o
ataque en areas localizadas. También puede presentarse corrosién puntual y
aislada en forma de picado. El espesor minimo de las laminas del cuerpo es
determinado en el item siguiente, el espesor de las laminas del techo del tanque
no debe ser inferior a 0.09pulgadas, este valor ya se encuentra establecido como

parametro de aceptacién o rechazo para el techo.
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3.4.2.1. Espesor Minimo para Tanques Soldados
El minimo espesor aceptable en la lamina del casco para tanques con diametros
menores o iguales a 61 m (200 ft) debe ser calculado a través de la siguiente

ecuacion:

_ 26D(H - 1)G

Donde:

tmin = Espesor minimo aceptable (in)

D = Diametro nominal del tanque (ft)

H = Maximo nivel del liquido en (ft)

G = Gravedad especifica del liquido. Agua: 1
S =0.80Y

Y = Esfuerzo de fluencia minimo de la lamina

(Use 30.000 lbf/pulgz si no lo conoce)

E = Eficiencia de la junta para el tanque

(Use 1 si no conoce el valor original)
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3.5. CODIGO DE |INSPECCION DE RECIPIENTES A PRESION:
MANTENIMIENTO, INSPECCION, CLASIFICACION, REPARACION Y
ALTERACIONES (API 510)°

Los equipos que aplican para esta norma son los separadores; comunmente se
les denomina tambores (recipiente compuesto de casco y cabezales), por lo
general estos equipos no tienen elementos desarmables, por lo tanto son menos
susceptibles a dafios mecanicos ademas las temperaturas de operacion son
generalmente bajas por lo tanto los danos debidos a la corrosion son

relativamente bajos.

El proceso de inspeccion de un tambor es sencillo debido a la simplicidad de su
disefo, por lo tanto su monitoreo e inspeccion no presenta dificultad. El plan de
inspeccidn se desarrolla a partir de los historicos y la evaluacion de los equipo es
realizada a partir de los mecanismos de dafo. Los END deben identificar el

mecanismo de dafo y la severidad del mismo.

3.5.1. Plan de Inspeccién

El plan de inspeccién como minimo debera contener las actividades y el programa
de inspecciones para monitorear los mecanismos de dafio y asegurar la integridad
del equipo (recipientes de presién o dispositivos de alivio de presion).

Generalmente los planes de inspeccion tienen lo siguiente:

o Inspeccién interna.

o Inspeccién externa.

> AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Pressure Vessel Inspection Code: In-Service Inspection,
Rating, Repair, and Alteration, Ninth. Washington D.C.: API; 2006. 56p. API-510.
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En la Figura 7 se observa la inspeccion interna y externa de recipientes a presion.

Determinacion de espesores.

Inspeccion de corrosion bajo aislamiento.

Figura 7. Esquema de inspeccion de recipientes a presion.

INSPECCION I

\

EXTERNA I

!

!

¥

INTERNA I

!

!

VISUAL l TECNICASl VISUAL I TECNICASl
«Aislami UIt.raso['\lldo *Recubrimiento «Calibracié
islamiento «Calibracion i rerno Calibracion
Tierra cascos
«Anclai Casco *Corrosion | id
nclaje Cabezales cascos y ultrasonido
*Bases «Cali i *Soldadura
° Callb.raaon boquillas "
*Esparragos y boquillas RX y particulas
conexiones «Calibracién magnéticas
tuberiaanexa
o —

Fuente: Las Autoras

3.5.2. Criterios de Aceptacion y Rechazo

Para recipientes de didmetro interno menor o igual a 1.524m (60in) el cddigo
acepta un area corroida uniformemente de longitud menor al diametro del
recipiente o hasta 0.508 m (20in).

o En recipientes cuyo diametro interno supera los 1.524m (60in), el area
aceptada un area corroida menor a un-tercio del diametro o menor de 1.02m

(40in).
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3.5.2.1. Espesor de Disefio para Cabezales®
El espesor de pared minimo en el cuerpo para vasijas sometidas a presion

interna se determina por:

¢ _ P=xD
min = 9SE — 0.2P

Donde:

P = Presion de disefio (0 operacion), en Psi

D = Diametro externo, en Pulgadas

S = Esfuerzo de Fluencia Maximo admisible, en Psi

E = Eficiencia de Junta (1)

3.5.2.2. Espesor de Diseiio para Cuerpo Considerando wuniones
longitudinales y Esfuerzos Circunferenciales’
El espesor de pared minimo en las cabezas de vasijas sometidas a presion

interna se determina por:

¢ _ P+ R
min " ep _ 0.6P

Donde:

P = Presion de disefio (o0 de operacion), en Psi

R = Radio externo, en Pulgadas

S = Esfuerzo de Fluencia Maximo admisible, en Psi

E = Eficiencia de Junta (0.85)

® THE AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEERS. Rules for Construction of Pressure
Vessels. SECCION VI, Divisién 1. New York; 2000. 222p Formula paragrafo UG27.
7 Ibid. 4
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3.6. CODIGO DE INSPECCION DE TUBERIA: INSPECCION, REPARACION,
ALTERACIONES Y RECALIBRACION DE SISTEMAS DE TUBERIA EN
SERVICIO (API 570)%.

Este cddigo esta destinado para organizaciones que mantienen o tienen acceso
a una agencia autorizada de inspeccién, una organizacion de reparacion,
ingenieros de tuberia, técnicos calificados, inspectores y examinadores. El API
570 no debe ser usado para sustituir los requerimientos oficiales originales de

construccion para sistemas de tuberia, antes de que se ponga en servicio.

3.6.1. Plan de Inspeccidn

La frecuencia y extension de la inspeccion depende de las formas de degradacion
que puede afectar la tuberia y la consecuencia de una falla de tuberia. Después
de una valoracion eficaz los resultados pueden ser usados para establecer una
estrategia de inspecciéon como son métodos de inspeccion, alcances, herramientas
y técnicas a utilizar. La inspeccion de la tuberia debe realizarse siguiendo la

metodologia de la Figura 8.

# AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Piping Inspection Code. Second edition. Washington
D.C.: API; 2003. 54 p. API-570.
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Figura 8. Inspecciones y practicas de prueba de tuberia.

Fuente: Las Autoras

INSPECCIONES Y PRACTICAS DE
PRUEBA

y

| INSPECCION BASADA EN RIESGOI

PREPARACION
* Tuberia que sea abierta debe aislarse de
todas las fuentes dafiinas gases, aceites o
vapores antes de empezar la inspeccion.

* Permiso de trabajo

A4

INSPECCION DE CORROSION Y
AGRIETAMIENTO

LUGARES Y MEDICION DE ESPESORES

TIPOS DE INSPECCION Y VIGILANCIA
* Inspeccidn visual externa e interna.
*medicion de espesores.
* inspeccion de tuberia con vibracion.

3.6.2. Criterios de Aceptacion y Rechazo

o Abolladuras: en las abolladuras que excedan una profundidad de 0.25” en

un tubo de didmetro menor a 4” 6 6% del didmetro nominal de tubos mayores de

4”. se debe sustituir el tramo.

o Dafios mecanicos: los dafios mecanicos con profundidad mayor de 12.5%

del espesor nominal requieren reparacion.

o Imperfecciones de soldadura: Todas las imperfecciones de soldadura son

rechazadas.
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o Picadura: si la profundidad de corrosion(C) es menor de 10% del espesor
nominal de pared (Ver figura 9), no es necesario considerar una reduccion de
presibn maxima de operaciones (MAOP), si es mayor del 80% es necesario
retirarlo del servicio. Cuando C esta entre el 10% y 80%, se calcula:

La longitud maxima permisible del area corroida.

Figura 9. Parametros usados en el andlisis de la resistencia de areas corroidas

EJE LONGUITUDINAL DEL AREA CORROIDA
L

MAXIMA PROFUNDIDAD
DE CORROSION
_\

S C
I

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Piping Inspection Code. Second edition.
Washington D.C.: API; 2003. 54 p. API-570.

1
L=1.12 « B((Dnt)2
Esta férmula se utiliza para valores de B < 4, donde B se obtiene de la siguiente

expresion

2

B—( ¢/t ) 1
— J\1.1¢7t - 0.15

Donde:

L = Maximo tamafio longitudinal permisible del area corroida, en mm (pul)
D = Diametro exterior nominal del tubo,en mm(Pulg).
t = Espesor de pared nominal del tubo, en mm(Pulg).

¢ = Maxima profundidad del area corroida, en mm(pulg).
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En caso que B sea mayor que 4 se toma B =4 en la ecuacion.

o Presion maxima de operacién
A =0.893 L
VDt
Donde:
D = Diametro exterior,en Pulg.
A = Factor adimensional.
t = Espesor nominal, en Pulg.
Para valores de A menores o iguales a 4.0
1-3
P=11=«P
2c
1- c
3¢t (———])
tvVA? + 1/

Donde:
P’ = La maxima presion segura para el area corroida, en Psi.
P = Presion interna manometrica de disefio original Psi.

Para valores de A mayores de 4.0.
c
P =11P(1- ?)

P’ no puede exceder a P.
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3.6.2.1. Espesor de Disefio para Tuberfa de Transporte de Gas”®

¢ = PxD
" 2SFET

Donde:

D = Diametro nominal exterior de la tuberia, en Pulg.

T = Factor de disminucién de temperatura.(Ver Tabla 2)
F = Factor de disefio. Ver Tabla 3).

P = Presion de disefio, en Psi.

S = Esfuerzo de fluencia.

E = Factor punto longuitudinal(1.0 para tuberia sin costura).

Tabla 2. Factor de disminucién de temperatura para tuberias de gas.

TEMPERATURA, ° F FACTOR DE DISMINUCION DE
TEMPERATURA, T
Menor a 250 1,000
300 0,967
350 0,933
400 0,900
450 0,867

Fuente: AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEERS. Gas Transmission and
Distribution Piping. ASME B 31.8; 1999.170 p.

® AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEERS. Gas Transmission and Distribution
Piping. ASME B 31.8; 1999.170 p.
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Tabla 3. Factor de disefio para tuberia de gas.

LOCACION FACTOR DE DISENO F
Clase 1, divisién 1 (Max 10 casas por milla2) 0,8
Clase 1, division 2 0,72
Clase 2 (Max 46 casas por milla ?) 0,6
Clase 3 ( mas de 46 casas por milla ?) 0,5
Clase 4 0,4

Fuente: AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEERS. Gas Transmission and
Distribution Piping. ASME B 31.8; 1999.170 p.

3.6.2.2. Espesor de Disefio para Tuberia de Transporte Liquido™®

tnom+ 10%

tret =
2

Donde:

tret = Espesor de retiro

tnom = Espesor nominal

1 AMERICAN SOCIETY OF MECHANICAL ENGINEE. Pipeline Transportation Systems for Liquid
Hydrocarbons and Other Liquids. ASME B 31.4; 2006.126 p.
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4. DESARROLLO

4.1. DEFINIR LIMITES

La RBI se realiza en la Estacién Separadora del Campo Colorado; Los recipientes

evaluados son:

o Tanque de almacenamiento de crudo K 01;

o Tanque de almacenamiento de crudo K 02;

o Separador General ASEP-5008021;

o Separador de prueba conformado por los tambores ASEP-5008022 ASEP-
5008023.

Ademas es necesario evaluar la tuberia de gas y de crudo que se encuentra

dentro de la estacion.

4.2. DEFINIR GRUPO DE TRABAJO

Para efectos del presente proyecto, los integrantes del equipo de trabajo seran
apoyados por la Corporacion Cima (encargados de la inspeccion, toma de
espesores solamente) y las autoras del libro, debido a las actuales condiciones del
campo Colorado, es decir, el personal que opera actualmente no esta integrado de

acuerdo con los requerimientos de la norma.
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4.3. HISTORICOS DE EQUIPOS

Los historicos de los tanques y la tuberia fueron suministrados por ECOPETROL
S.A "'y se presentan en el Anexo B del presente trabajo; los histéricos de los
separadores no existen. Los tanques de almacenamiento de crudo y
internas a la estacion son relativamente nuevas (afo de construccion 2006) en los
histéricos no se encontré ningun reporte de fallas, por lo tanto
histogramas de fallas. El estado exterior de los equipos se evaluara mediante el

lazo de corrosion LC-E que relaciona el deterioro del recubrimiento y la posterior

corrosion.

4.4. LAZOS DE CORROSION

El crudo procesado en la estacion Colorado

catalogado como crudo liviano. La composicién aproximada del crudo se presenta

a continuacion en la Tabla 42

Tabla 4. Composicion del crudo de la estacion colorado

las lineas

no existen

tiene una gravedad APl 35°,

METODO VALOR METODO UNIDAD
Agua Karl Fischer en crudos 0,04 ASTM D 4377 %Peso
Gravedad API 36 Calculada GR API
Densidad a 15°C 0,8443 ASTM D 5002-99 g/ml
Determ. Visc. Cinematica Equipo Manual | 5,41135 | VISCOSIDAD A40 GR C mm2/s
Determ. Visc. Cinematica 4,3058 | VISCOSIDAD A50 GR C mm2/s

" ECOPETROL S.A. Gerencia Regional Magdalena Medio — El Centro.
2 PLAN DE CONTINGENCIAS PARA EL CAMPO COLORADO. 2006
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METODO VALOR METODO UNIDAD
Presién de vapor Reid 2,02 ASTM D 323-99 Psi
contenido de azufre 0,23 ASTM D 4294-02 %Peso
Contenido de sal 1,61 ARUBA-ASTM D 512-99 | Lb NaCl/1000BLS
cenizas <0,001 ASTM D 482-03 %Peso
Residuo Carbon Micro 1,8 ASTM D 4530-03 %Peso
Punto de Inflamacién -23 ASTM D 56-02 °C
Punto de fluidez 12 ASTM D 97-02 °C
Numero de acido <0,05 ASTM D 664-01 mg KOH/G
Insolubles en n-C7 0,05 ASTM D-3279 %Peso
Factor de caracterizacion 12,1 Calculada N/A
Analisis de Metales ASTM D 5863-00
Contenido de vanadio 2,14 mg/Kg (ppm)
Contenido de Niquel 1,07 mg/Kg (ppm)
Contenido de Sodio 2,34 mg/Kg (ppm)
Andlisis PIANO ASTM D 6623-01
Parafinas 2,092 % vol
Iso-parafinas 1,761 % vol
Aromaticos 0,144 % vol
Naftenos 0,943 % vol
No identificados 0,009 % vol
C7+ 95,051 % vol
Metano 0,01 % vol
Etano 0,005 % vol
Isobutano 0,025 % vol
Propano 0,019 % vol
n-Butano 0,091 % vol

Fuente: PLAN DE CONTINGENCIAS PARA EL CAMPO COLORADO. 2006.

Como los equipos y la tuberia evaluados solo estan expuestos a crudo y gas los
lazos de corrosién que se plantean son tres; el lazo de corrosidén que corresponde
al sistema de crudo, gas y aguas agrias. A continuacidn se presenta una
descripcion del lazo, descripcion del proceso y descripcion de la corrosion que

evidencié cada uno de los lazos antes nombrados.
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4.4.1. Sistema de Crudo

Para efecto del manejo de este lazo de corrosion en partes posteriores de este

proyecto sera denominado LC-C.

4.4.1.1. Descripcion del Lazo
Comprende los tanques, separadores y lineas de la estacién separadora que

manejan hidrocarburo liquido.

4.4.1.2. Descripcion de Proceso

En operacion normal el hidrocarburo llega del C-38 al separador general ASEP
5008021 o el separador de prueba ASEP 5008022/23 (cuando no se opera
normalmente el crudo llega a la estacidon en camién de vacio, no pasa por los
separadores) donde es separado del gas que trae (cabe aclarar que los
separadores no presentan sistema de drenaje por lo tanto no existe una
separacion del crudo y el agua), una vez separado el hidrocarburo pasa a los
tanques de almacenamiento K 01 y K 02 para su almacenamiento hasta el envio

de este a la estacion La Cira — 07.

4.4.1.3. Descripcion de Corrosion

El material de construccion de este lazo es acero al carbono para los tanques y
tuberia. Se asumird que el material de los separadores también es acero al
carbono (para el requerimiento del ambiente generalmente estos equipos son
construidos en acero al carbono). Como el contenido de azufre del crudo en
%Peso es 0.23, ubica al crudo del campo colorado como Crudo Dulce, por lo tanto
la corrosidn se debe a la accion directa del diéxido de carbono (CO) cuando se

combina con el agua. Las reacciones son las siguientes:

CO, + H)O —> H>COs3
(Acido carbdnico)
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La generacion de este acido produce una reduccion en el pH del agua

ocasionando un ambiente corrosivo para el acero.

Fe + H»,COs; I FeCO3
(Carbonato de Hierro)

Producto Corrosivo

4.4.2. Sistema de Gas

Este lazo de corrosién estara presentado de la siguiente manera LC-G

4.4.2.1. Descripcion del Lazo
Comprende el interior de los techos de los tanques K 01 y K 02, la parte superior

de los separadores 5008021/82/83 y las lineas de salida de gas.

4.4.2.2. Descripcion de Proceso
Los gases que se escapan de los tanques quedan confinados al interior de los
tanques en el techo y en los separadores, por su funcion el gas queda acumulado

en el techo de donde sale por la tuberia.

4.4.2.3. Descripcion de Corrosion
El material de construccion de los equipos y tuberias de este lazo al igual que el
anterior es acero al carbono. El gas separado del crudo contiene H2S, CO2, O2.

En general estos gases son corrosivos.

H2S + Fe + H.O — FeSx« + 2H
(Acido (Sulfuro de
Sulfhidrico) Hierro)
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4.4.3. Sistema de Agua

Este lazo de corrosion estara presentado de la siguiente manera LC-A.

4.4.3.1. Descripcion del Lazo
Comprende la parte inferior y el fondo de los tanques y separadores es la zona
que se ve afectada; debido a que los separadores son bifasicos y no permiten la

separacion agua-crudo.

4.4.3.2. Descripcion de Proceso

Como los equipos no permiten el drenaje del agua que contiene el crudo y
ademas la densidad del crudo es 0.8443g/mL lo que hacen que este sea menos
denso que el agua, generando dos zonas de diferente densidad, donde el agua

queda ubicada en las zonas inferiores de los tanques y separadores.

4.4.3.3. Descripcion de corrosion

El material de construccién de los equipos de este lazo es acero al carbono. Las
aguas agrias contienen principalmente los siguientes contaminantes CN-,
Hidrocarburos, H2S, cloruros, CO2, O2, NH3. En general estas aguas son

corrosivas.

4.5. EVALUACION DE CRITICIDAD

La Inspeccidon Basada en Riesgo se realiza mediante un analisis cualitativo, para
la evaluacion de la estacion separadora el significado de las letras del eje de

consecuencias de dafo (pérdidas operacionales y de infraestructura) de la matriz

de riesgo se presentan en las tablas 5y 6:
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Tabla 5. Nivel de dafio por pérdidas operacionales en el campo colorado.

NIVEL DANO
Insignificante - A Hasta un dia sin operacion
Marginal - B De 2 a 18 dias de suspension
Critico - C De 19 a 30 dias de suspension
Desastroso - D De 31 a 90 dias de suspension
Catastrofico - E Mas de 90 dias de suspensién

Fuente: PLAN DE CONTINGENCIAS PARA EL CAMPO COLORADO. 2006.

Tabla 6. Pérdidas econémicas en el campo colorado.

NIVEL COSTO DE REPOSICION (US $)
Insignificante - A Menores de US $1,000
Marginal - B Mayores de US $1,000 y menores de US $ 3,000
Critico - C Mayores de US $3,000 y menores de US $ 50,000
Desastroso - D Mayores de US $50,000 y menores de US $ 250,000
Catastrofico - E Mayores de US $250,000

Fuente: PLAN DE CONTINGENCIAS PARA EL CAMPO COLORADO. 2006.

La evaluacién de estacion separadora el significado de las letras del eje de

consecuencias en salud se presenta en la tabla 7.

Tabla 7. Calificacion de afectacion a personas.

NIVEL DANO
Insignificante - A Sin lesiones.
Marginal - B | 1 0 mas lesiones con incapacidad temporal o permanente.
Critico - C (1 muerto) o (menos de 5 heridos).
Desastroso - D (Entre 2 y 5 muertos) o (5 a 10 heridos).
Catastrofico - E (Mas de 5 muertos) o (mas de 10 heridos).

Fuente: PLAN DE CONTINGENCIAS PARA EL CAMPO COLORADO. 2006

El significado de las letras del analisis de la probabilidad de falla de la matriz de

riesgo se muestra continuacion.
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¢ Insignificante — 1.

e Baja-2.
e Media -3.
e Alta 4.

e Extrema -5.

Otorgando los valores correspondientes a cada uno de los subfactores de las
tablas que se encuentran en el anexo A es determinada la probabilidad de falla
y la consecuencia de la falla, para obtener la criticidad de cada uno de los
equipos y la tuberia evaluada. A continuacién se presenta los resultados obtenidos
de cada uno de los factores que afecta la probabilidad y la consecuencia de falla
determinadas basandose en el peligro de inflamabilidad y de toxicidad. Los

valores que se presentan en rojo son los utilizados para la evaluacion.

4.5.1. Criticidad de los Tanques de Almacenamiento K01y K02

Los valores seleccionados para cada subfactor de la probabilidad y las
consecuencias son iguales para los tanques K01 y K02, debido a que las
condiciones de servicio, construccion y capacidad de almacenamiento son iguales.
4.5.1.1. Factor de probabilidad de falla de los tanques K 01y K 02

Depende de seis subfactores que son los siguientes:

o Factor de Equipo (EF): Hace referencia al numero de equipos que son
evaluados y el valor del subfactor que se ajusta a la estacion es 0 que
corresponde a estudios con un maximo de 20 equipos'>".

o Factor de Dafio (DF): Es una medida del riesgo asociado con los

Ver Anexo A. Tablas de probabilidad, consecuencias de dafio y consecuencias en salud, se
encuentra la explicacion que corresponde a cada valor numérico que es otorgado a los
sudfactores.
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mecanismos de dafio conocido, que son activados o potencialmente activados en
la operacion que estan siendo evaluadas. El subfactor que corresponde al
mecanismo de dafo activo es el DF7=2 (corrosién general); debido a el ambiente
(mezcla de crudo y agua) y por el poco tiempo de operacion de los tanques no

son considerados otros mecanismos de dafio.

o Factor de Inspeccion (IF): Es la medida de la efectividad del programa de
inspeccion para identificar en la unidad los mecanismos de dafio activos o
identificados. Se tiene un registro de los espesores iniciales de los tanques por lo

tanto IF1=-2. No existe un programa de inspeccion entonces IF3=0.

o Factor de Condicion (CCF): Hace referencia a la efectividad del
mantenimiento que depende del programa de mantenimiento (CCF1), la calidad
del disefio y construccién de la planta (CCF2), control del programa de
mantenimiento incluyendo fabricacién (CCF3). Como no existe un programa de
mantenimiento CCF1=5; CCF2=2 debido a que los tanque cumplen con las
especificaciones de disefio y construccion de la industria estandar; al no existir un
programa de mantenimiento no se puede controlar la efectividad de este pero el

disefo y la construccién si, con lo anterior CCF3=2.

o Factor de Proceso (PF): Es la medida del potencial de operacion o
condiciones variables, resultando en la iniciacion de eventos que podrian
ocasionar pérdidas de contencion. Este subfactor relaciona lo siguiente; numero
de interrupciones (PF1), no existe registro de estas por este motivo PF1=0.
Respuesta al aumento de las variables (PF2), el proceso se considera estable
PF2=0. Proteccion de los aparatos, tal como aparatos de relevo y elementos
criticos funcionales, son entregados inactivos como resultado de taponamiento o
suciedad debida al fluido (PF3),existe un taponamiento potencial debido a que el

crudo es parafinico PF3=3.
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o Factor de Disefio Mecanico (MDF): Mide determinados aspectos de disefio
del equipo en operaciéon. MDF1=0 los tanques estan disefiados y mantiene los
coédigos en el tiempo en que fue construido. MDF2 hace referencia a las
condiciones del proceso de disefio, de los histéricos se tiene que las condiciones

de disefio son comunes MDF2=0.

La sumatoria de los subfactores es el factor de probabilidad (FP) se encuentra
entre 0 y 15, por lo tanto la probabilidad de falla es 1. En la Tabla 8 se encuentran

los valores de todos los subfactores del factor de probabilidad.

Tabla 8 .Determinacion de la probabilidad de falla de k01 y k02.

FACTORES DE PROBABILIDAD FP
FACTOR DE EQUIPO (EF) 0
FACTOR DE DANO (DF)
DF1 | DF2 | DF3 | DF4 | DF5 | DF6 | DF7 | DF8 | DF9 | DF10 |DF11 | 2
5 | 4] 4] 3]3]3]2]1 1 1 10
FACTOR DE INSPECCION (IF)
IF1 IF2 IF3 -2
5 |2lo] 5 J2]o] s/ 2] 0
FACTOR DE CONDICION (CCF)
CCF1 CCF2 CCF3 9
o 215 o l2l5]o] 2]
FACTOR DE PROCESO (PF)
PF1 PF2 PF3 3
0 ol1]3]|s5]o]1] 3]s
FACTOR DE DISENO MECANICO (MDF)
MDF1 MDF2 0
5 2 \ 0 5 \ 0
FACTOR DE PROBABILIDAD 12
PROBABILIDAD DE FALLA 1

Fuente: Las Autoras
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4.5.1.2. Factor de Consecuencias del Dafio de los Tanques K 01, K 02,
Separadores ASEP 5008021, ASEP 5008022, ASEP 5008023

El factor de consecuencia de dano es igual para los tanques, separadores y

tuberia de crudo debido a que este depende directamente del fluido.
La consecuencia del dafio depende de siete subfactores, que son los siguientes:

o Factor Quimico (CF): Es una medida de la tendencia quimica inherente a
inflamar. Este subfactor depende del factor de inflamabilidad y el factor de
reactividad que son determinados usando el NFPA National Fire Protection
Association (Asociacion Nacional de Proteccion contra el Fuego) que corresponde
al diamante rojo y el diamante amarillo. Los valores fueron tomados del diamante
de fuego de los tanques; factor de inflamabilidad 4 y factor de reactividad 1, lo que

da como resultado un CF=13.

o Factor de Cantidad (QF): Representa la suma de material que contiene una
unidad en un solo escenario, esta relacionado con la cantidad de material que
puede ser liberado en un evento de escape. QF=15, por la capacidad de

almacenamiento de los tanques.

o Factor de Estado: Depende del punto de ebullicion normal del fluido, es una
indicacién de la tendencia normal del fluido para evaporarse y dispersarse cuando
es liberado en el ambiente. Como el petrdleo es una mezcla liquida de
compuestos organicos presenta ebullicion fraccionada, los hidrocarburos ligeros
son los compuestos de menor punto de ebulliciéon 30°C (86°F), factor de estado

igual a 6.

o Factor de Autoignicion (AF): Es una sancién aplicada a fluidos que son
procesados a una temperatura por encima de la temperatura de autoignicion.
AF=7, es el valor asignado para la temperatura de ebullicién planteada en el factor

de estado.
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o Factor de Presién (PRF): Representa la tendencia del fluido a ser

rapidamente liberados. PRF=10, porque el fluido almacenado es liquido.

o Factor de Crédito (CF): Es el producto de sistemas de ingenieria que
pueden disminuir el dafio que ocasione un evento en el sitio. No existe ningun
sistema de ingenieria (detector de fugas de gas, sistema de agua contraincendios,

aislamiento del equipo e caso de falla, sistema fijo de espumas, etc.) CF=0.

La sumatoria de los subfactores de consecuencia del dafio se encuentra entre 50

y 79, por lo tanto la consecuencia de la falla es D. En la Tabla 9 se encuentra los

valores de todos los subfactores del factor de consecuencia.

Tabla 9 .Determinacion de la consecuencia de dano de tanques k 01, k 02, separadores

ASEP 5008021, ASEP 5008022, ASEP 5008023 y tuberia de crudo.

FACTORES DE CONSECUENCIAS DEL DANO | FC
FACTOR QUIMICO (CF)
F.DE 13
INFLAMABILIDAD F. REACTIVIDAD
1 l2]as]lali]2]3]4
FACTOR DE CANTIDAD (QF) 15
FACTOR DE ESTADO
FACTOR DE AUTOIGNICION (AF) 7
FACTOR DE PRESION (PRF) 10
10 10 -15
FACTOR DE CREDITO (CF) 0
0 -1
FACTOR DE CONSECUENCIA DEL DANO 51
CONSECUENCIA DEL DARO D

Fuente: las Autoras
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4.5.1.3. Factor de Consecuencias en Salud de los Tanque K 01, K 02,
Separadores ASEP 5008021, ASEP 5008022, ASEP 5008023 y Tuberia de
Crudo

El factor de consecuencias en salud es igual para los tanques, separadores y

tuberia de crudo debido a que este depende directamente del fluido.
La consecuencia en Salud depende de cinco subfactores, que son los siguientes:

o Factor Toxico Cuantitativo (TQF): Es una medida de cantidad de quimico
liberado en un eventual escape y su toxicidad, depende de dos subfactores TQF1
(factor de cantidad) y TQF2 (factor de toxicidad, diamante azul de la NFPA); TQF1
=15 por la capacidad que tienen los equipos, TQF2=-10. TQF es la suma de
TQF1y TQF2.

o Factor de Dispersién (DIF): Es la medida de la habilidad que tiene el
material para dispersarse en condiciones tipicas de proceso, esta directamente

relacionado con el punto de ebullicion DIF=0.3.

o Factor de Crédito (CRF): Considera muestra de seguridad para que se
reduzcan las consecuencias de una liberacidén toxica por deteccion aislamiento y
mitigacion. No hay detectores en el sitio, cero. No existe aislamiento de los
equipos, cero. No existe sistema de mitigacién, uno. El CRF=1, es la sumatoria de

los valores antes dados.

o Factor de Poblacién (PPF): Es la medida del numero potencial de personas
que pueden ser afectadas por un evento toxico. PPF=7, el numero de personas

dentro de un radio de un cuarto de milla esta entre 10 y 100.

La sumatoria de los subfactores de consecuencia en salud se encuentra entre 10
y 19, por lo tanto la consecuencia en salud es B. En la Tabla 10 se encuentra los

valores de todos los subfactores del factor de consecuencia.
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Tabla 10 .Determinacion de la consecuencia en salud de k01, k02 separadores ASEP
5008021, ASEP 5008022, ASEP 5008023 y tuberia de crudo.

FACTORES DE CONSECUENCIAS EN SALUD FC
FACTOR TOXICO CUANTITATIVO (TQF)
F. DE CANTIDAD TQF1| F.DE TOXICIDADTQF2 | 5
15 -10
FACTOR DE DISPERSION (DIF) 0.3
FACTOR DE CREDITO (CRF)
DETECTOR AISLAMIENTO RESPUESTA| 1
4 ol s5] 25 |o|] 5 |1
FACTOR DE POBLACION (PPF) 7
FACTOR DE CONSECUENCIAS EN LA SALUD 13.3
CONSECUENCIAS EN SALUD B

Fuente: Las Autoras

Los valores obtenidos de probabilidad y consecuencias de falla (tomar la letra
mayor) son llevados a la matriz de riesgo para definir la criticidad que presentan

los tanques K 01 y K 02. Tal como se indica en la figura 10.

Figura 10. Matriz de riesgo para los tanques k 01 y k 02.

PROBABILIDAD

CONSECUENCIAS

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base Resource
Document. First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p, Appendix B pag 147. API-581.
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El analisis de riesgo cualitativo ubica los tanques de almacenamiento en un nivel

de riesgo medio y una criticidad media.

4.5.2. Criticidad de los Separadores ASEP 5008021, ASEP 5008022 y ASEP
5008023

Los valores de probabilidad y consecuencia son determinados de la forma
anterior. Los subfactores son determinados de acuerdo a lo observado en las
visitas realizadas, la informacion verbal que fue suministrada por el personal y el

criterio de las autoras.

4.5.2.1. Factor de probabilidad de falla de los separadores ASEP
5008021, ASEP 5008022 y ASEP 5008023

Por las entrevistas realizadas al operador de la estacidon los separadores son
equipos que como minimo han estado 30anos en servicio, razén por la cual el
mecanismo de dano aumenta, dando al analisis de probabilidad de falla una
adicion al subfactor DF presentado en los tanques; en este caso se consideran
dos potenciales mecanismos de dafio el DF6 debido a corrosién localizada

(posiblemente en el fondo de los equipos) y el DF7 corrosion general.

Como no existe ningun registro de inspeccion el equipo es penalizado mediante el
factor de inspeccion (cero). Ademas por la razén anterior también son afectados
los CCF (Factor de Condicion) que hacen relacion al modelo de gerenciamiento
de la planta, la calidad del disefo y la construccion y mantenimiento del equipo.

El valor del factor de proceso 3 (PF3) que se asignd, es debido a qué no fue
evaluado el funcionamiento de las valvulas de seguridad de los ASEP-5008021 y
ASEP-5008022 y con ello se desconoce la respuesta de estas en caso de

presentarse un aumento considerable de la presién en los separadores.
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Al subfactor de disefio mecanico es penalizado con el valor de 5 debido a la
antigledad de los equipo y a la razon que se planteo inicialmente, la ausencia de
los histéricos de disefio y construccion de los separadores.

La sumatoria de los subfactores es el factor de probabilidad (FP) se encuentra
entre 26 y 35, por lo tanto la probabilidad de falla es 3. En la Tabla 11 se

encuentra los valores de todos los subfactores del factor de probabilidad.

Tabla 11 .Determinacion de la probabilidad de falla de ASEP 5008021, ASEP 5008022 Y
ASEP 5008023

FACTORES DE PROBABILIDAD FP
FACTOR DE EQUIPO (EF) 0
FACTOR DE DANO (DF)
DF1 |DF2 |DF3 | DF4 | DF5 | DF6 | DF7 | DF8 |[DF9 |DF10 |DF11 [ 5
5| 4| 4] 3|3 [3]2]1 1 1 10
FACTOR DE INSPECCION (IF)
IF1 IF2 IF3 0
-5 \-2\0 -5 \-2\0-5\-2\0
FACTOR DE CONDICION (CCF)
CCF1 CCF2 CCF3 12
o |2]s o |2]s]lo]l 2]
FACTOR DE PROCESO (PF)
PF1 PF2 PF3 5
0 ol1]3]s5]o]1] 3]s
FACTOR DE DISENO MECANICO (MDF)
MDF1 MDF2 5
5 2 | o 5 | o
FACTOR DE PROBABILIDAD 27
PROBABILIDAD DE FALLA 3

Fuente: Las Autoras

El nivel de riesgo para los separadores a partir de los resultados anteriores es

medio alto como se observa en la Figura 11.
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Figura 11. Matriz de riesgo para los separadores. ASEP 5008021, ASEP 5008022 Y
ASEP 5008023

PROBABILIDAD
w

A B C D E

CONSECUENCIAS

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base Resource
Document. First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p. Appendix B pag 147. API-581.

4.5.3. Criticidad de la Tuberia de Crudo

4.5.3.1. Factor de Probabilidad de Falla de la Tuberia de Crudo
La seccion de tuberia de crudo evaluada es relativamente nueva por lo que se
considera como mecanismo potencial corrosion general leve. La categoria de

consecuencia se mantiene al igual que en los tanques y separadores.
Los valores de los subfactores son iguales a los determinados en los tanques, a

excepcion de IF2 que corresponde a la inspeccion de tuberia. Los resultados se

presentan en la tabla 12.
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Tabla 12. Determinacion de la probabilidad falla de la tuberia de crudo.

FACTORES DE PROBABILIDAD FP
FACTOR DE EQUIPO (EF) 0
FACTOR DE DANO (DF)
DF1 | DF2 | DF3 | DF4 | DF5 | DF6 | DF7 | DF8 | DF9 | DF10 |DF11 | 2
5| 4| 4] 3|3 ]3]2]1 1 1 10
FACTOR DE INSPECCION (IF)
IF1 IF2 IF3 -2
5 |2lo] 5 [2]o0] 5] 2] 0
FACTOR DE CONDICION (CCF)
CCF1 CCF2 CCF3 9
o 215 o l2ls5]o] 2]
FACTOR DE PROCESO (PF)
PF1 PF2 PF3 3
0 ol1]3]|s5]o]1] 3]s
FACTOR DE DISENO MECANICO (MDF)
MDF1 MDF2 0
5 2 \ 0 5 \ 0
FACTOR DE PROBABILIDAD 12
PROBABILIDAD DE FALLA 1

Fuente: Las Autoras

Como el resultado de la probabilidad y las consecuencias de la falla son iguales a

los hallados en los tanques, el nivel de riesgo es medio.

4.5.4. Criticidad de la Tuberia de Gas

4.5.4.1.

Los subfactores que se obtuvieron en la determinacién de la probabilidad de falla

de la tuberia de crudo son igual para la de gas, sin embargo PF3 varia por que

no se presentan taponamientos por el fluido.

El factor de probabilidad (FP) se encuentra entre 0 y 15, por lo tanto la
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probabilidad de falla es 1. En la Tabla 13 se encuentran los valores de todos los

subfactores del factor de probabilidad.

Tabla 13. Determinacion de la probabilidad de falla de la tuberia de gas.

FACTORES DE PROBABILIDAD FP
FACTOR DE EQUIPO (EF) 0
FACTOR DE DANO (DF)
DF1 | DF2 | DF3 | DF4 | DF5 | DF6 | DF7 | DF8 | DF9 | DF10 |DF11 | 2
5| 4| 4] 3|3 ]3]2]1 1 1 10
FACTOR DE INSPECCION (IF)
IF1 IF2 IF3 -2
5 | 2]o0 5 |2]lo0] 5 2| o0
FACTOR DE CONDICION (CCF)
CCF1 CCF2 CCF3 9
o 215 o l2ls5]o] 2]
FACTOR DE PROCESO (PF)
PF1 PF2 PF3 0
0 o1 ]3][s5]of1] 3]s
FACTOR DE DISENO MECANICO (MDF)
MDF1 MDF2 0
5 2 | o 5 | o
FACTOR DE PROBABILIDAD 9
PROBABILIDAD DE FALLA 1

Fuente: Las Autoras

45.4.2. Factor de Consecuencia de Dafio de la Tuberia de Gas

Los valores de los subfactores para el Factor Quimico (CF) obtenidos fueron
suministrados por la empresa de Gas de Bucaramanga, el diamante de rojo
(inflamabilidad) es igual a cuatro y el diamante amarillo (reactividad) es igual a

cero pero se toma como uno para efecto de la norma; CF=13.
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Como el punto de ebullicion del gas natural es -160°C (-256°F) el factor de estado
es 8. El factor de autoignicion también esta directamente relacionado con la
temperatura de ebullicion y para el gas natural es 3. Como presién de operacion
de la tuberia de gas no supera los 1.03E6Pa (150psi) PRF=-15.

El valor del factor de consecuencia de dafio (FC) se encuentra entre 20 y 34, por
lo tanto la consecuencia de dafio es B. En la Tabla 14 se encuentra los valores de

todos los subfactores.

Tabla 14. Determinacion de la consecuencia de dano de la tuberia de gas.

FACTORES DE CONSECUENCIAS DEL DANO | FC
FACTOR QUIMICO (CF)
F.DE 13
INFLAMABILIDAD F. REACTIVIDAD
1 23] ala1]2]3]4
FACTOR DE CANTIDAD (QF) 15
FACTOR DE ESTADO
FACTOR DE AUTOIGNICION (AF)
FACTOR DE PRESION (PRF) 15
10 | 10 | s
FACTOR DE CREDITO (CF) 0
0 | 1
FACTOR DE CONSECUENCIA DEL DANO 24
CONSECUENCIA DEL DANO B
Fuente: Las Autoras.
4.5.4.3. Factor de Consecuencias en Salud para la Tuberia de Gas

Los subfactores son los mismos de la tuberia de crudo, a excepcion del factor de
toxicidad, porque el diamante azul para el gas es 1, TQF2=-20.
La sumatoria de los subfactores es menor que 10, consecuencias en salud es A.

En la Tabla 15 se observan todos los valores.

49



Tabla 15. Determinacion de consecuencias en salud de la tuberia de gas.

FACTORES DE CONSECUENCIAS EN SALUD FC
FACTOR TOXICO CUANTITATIVO (TQF)
F. DE CANTIDAD TQF1| F.DE TOXICIDAD TQF2 -5

15 20
FACTOR DE DISPERSION (DIF) 1
FACTOR DE CREDITO (CRF)
DETECTOR AISLAMIENTO RESPUESTA| 1
4 ol 5] 2 |o|] 5 |1

FACTOR DE POBLACION (PPF)
FACTOR DE CONSECUENCIAS EN LA SALUD
CONSECUENCIAS EN LA SALUD

Fuente: Las Autoras.

Con los valores de probabilidad y consecuencias obtenidos anteriormente

tenemos un nivel de riesgo bajo, como se observa en la matriz, de la figura 12.

Figura 12. Matriz de riesgo para la tuberia de gas

PROBABILIDAD

CONSECUENCIAS

Fuente: AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Risk-Based Inspection Base Resource
Document. First edition. Washington D.C.: API; 2000. 333p. Appendix B pag 147. API-581.
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4.6. INTERVALO DE CONFIANZA
4.6.1. Factor de Confianza Para los Tanques K01, KO2 y la Tuberia de Crudo

La criticidad de los tanques y la tuberia de crudo es 3 y la confianza alta. Porque
fue suministrado el histérico de donde se sabe que son equipos nuevos, por lo
tanto la degradacion que han sufrido es minima y las ventanas operativas se

mantienen dentro de los rangos normales.

Teniendo en cuenta los planteamientos anteriores y la criticidad se tiene un factor

de confianza igual a 0.6 .
4.6.2. Factor de Confianza Para los Separadores ASEP-8005021/22/23

En los separadores la criticidad es 2, la confianza que presenta estos equipos es
media, dado que no existe informacién de inspecciones para determinar la
confiabilidad del equipo y los mecanismos de degradacién que se plantearon solo
fueron 2 y teniendo en cuenta las condiciones de operacién no se esperan que
sean potenciales; ademas la operacion se realiza dentro de las ventanas

operativas. Con lo anterior se tiene un factor de confianza es igual a 0.4".
4.6.3. Factor de Confianza Para la Tuberia de Gas
La criticidad en la tuberia es 5 y la confianza es alta teniendo encuentra que la

tuberia es nueva por lo que su deterioro es minimo. De lo anterior se tiene un

factor de confianza de 0.8

” Ver tabla 1. Calculo del factor de confiabilidad.
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4.7. INTERVALO DE INSPECCION

Para definir el intervalo de inspeccion es necesario conocer el indice de corrosion
o velocidad de corrosion en el equipo, como no existe un registro de inspecciones
en ninguno de los casos (tanques, separadores y tuberia), es necesario asumir
una velocidad de corrosion tedrica para realizar los calculos de vida util
remanente de los equipos y tuberias a partir de la velocidad de corrosion limite de

aceros al carbono™ que es 3mpy.
4.7.1. Intervalo de inspeccion para Tanques de Almacenamiento

En los historicos suministrados no se reporta la tolerancia de corrosion | (C.A),
pero se suministra el valor inicial del espesor de las laminas; a partir de este y del
calculo tedrico de espesor para el primer y segundo anillo (la altura de el tercer
anillo no son representativas). A continuacion se presenta el calculo del espesor

minimo requerido para las laminas del tanque:

_26D(H-1G _26+2199825- 1084 _
min = SE = 24000 * 1 = DU = 0.obomm

El espesor anterior se calcula utilizando la densidad especifica del crudo; el
calculo siguiente se realizd con la densidad del agua (espesor para prueba

hidrostatica) el espesor para efecto de los calculos es el mayor obtenido.

_26D(H—1)G _ 2.6 +21.99(8.25 — 1)1

Toin = SE 56000 % 1 = 0.0159in = 0.404mm

Y DUARTE HERRERA DIEGO ALEXANDER. Estructuracion del Programa de Confiabilidad para
Lineas de Proceso Conforme a la Metodologia de Inspeccion Basada en Riesgo (RBI) para GBC.
Bucaramanga,2006,202p. Trabajo de grado (Ingeniero Metalurgico). Universidad Industrial de
Santander. Facultad de Ingenieria Fisicoquimica.
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C.A=4.763mm — 0.404mm = 4.359mm

El valor de la tolerancia de corrosion calculada a partir de valores tedricos es
4.359mm (0.172in o 172mil). A partir del C.A. calculado y la velocidad de

corrosion critica (3mpy) es determinado el intervalo de inspeccion.

VIUR—C'A—172—573 i
_I.C_ 3 = D anos

MII = VIUR * Factor de confianza = 57.3 * 0.6 = 34.38 afios

Como el intervalo de inspeccién fue 34.38afos, y este valor supera el maximo
intervalo de inspeccion aceptado se debe tomar este ultimo y corresponde a una

inspeccion cada 10afios.
4.7.2. Intervalo de Inspeccion para Separadores

Debido a la ausencia de histéricos, se desconoce el cédigo bajo el cual fueron
disefiados y construidos los separadores, para efectos de calculos se supone
que los tres recipientes a presion fueron disefiados bajo el codigo ASME Seccion
VIII Division 1; y que el material de construcciéon es ASTM 283 Gr C porque este
es el mas utilizado en la construccion de equipos que estan expuestos a medios
agresivos, y partiendo del hecho que los tanques fueron construidos en este
material. A continuacion se presentan los calculos tedricos de espesor de retiro del
cuerpo y cabezal del separador general que es el de mayor tamafno, motivo por el

cual se espera sea el de espesores mayores:

. Espesor minimo del cabezales para ASEP-5008021

53



PxD 20 % 49.21

A _ = 0.0291in = 0.74
min = 5cF _0.2P  2%16900 %1 — 0.2 * 20 m mm

. Espesor minimo del cuerpo para ASEP-5008021 considerando uniones

longitudinales y esfuerzos circunferenciales

P xR 20 * 24.605

- _ = 0.0343in = 0.87
min = SE 0 6P 16900 * 0.85 — 0.6 * 20 m mm

Como no se tienen ningun registro de datos, los calculos que se realizaron en la
determinacion del intervalo de inspeccion de los tanques no pueden ser aplicados
en este caso; se asumira un valor de 1/16 in (1.59mm) que es el valor minimo que

se encontrd en otros equipos de la industria.

a

A 625
C

VIUR = I_ = T = 20.83 anos

MII = VIUR * Factor de confianza = 20.83 * 0.4 = 8.332 afios
Segun las suposiciones realizadas y sin conocer los valores reales de espesor de

los separadores la inspeccion debera realizarse cada 8 afos.

4.7.3. Intervalo de Inspeccion para Tuberia de Crudo

La tolerancia de corrosion en la tuberia de crudo y gas, que se encuentra en los
historicos es de 1/8in (3.175mm). En las ecuaciones siguientes se presenta el

intervalo de inspeccidn para una velocidad de corrosion de 3mpy.

o

VIUR = 'A—125—4167 i
_I.C_ 3 = . anos

54



MII = VIUR * Factor de confianza = 41.67 * 0.6 = 25 afos

Al igual que los tanques el intervalo de inspeccion de la tuberia debe ser de
maximo 10afos.

4.7.4. Intervalo de Inspeccion para Tuberia de Gas

En las ecuaciones siguientes se presenta el intervalo de inspeccién para una

velocidad de corrosion de 3mpy.

)

VIUR = 'A—125—4167 i
_I.C_ 3 = . anos

MII = VIUR * Factor de confianza = 41.67 * 0.8 = 33.34 afos

Al igual que los tanques el intervalo de inspeccién de la tuberia debe ser de

maximo 10 anos.

4.8. PLAN DE INSPECCION

El plan de inspecciébn de los equipos debe realizarse de acuerdo a los
mecanismos de falla y los lazos de corrosion planteados; en la Tabla 16 se

presentan las técnicas de inspeccidn y las zonas donde deben ser implementadas.
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Tabla 16. Plan de inspeccion

LAZO DE TIPO DE TECNICA DE
ERLED FIRIE CORROSION IPRIBIE (AL INSPECCION INSPECCION
Exterior LC-E Corrosién General Externa Visual
Cuerpo LC-C Corrosiéon General Externa UT Espesores
K01 Cuerpo LC-C Corrosion General Interna Visual
Techo LC-G Corrosion General Externa UT Espesores
Fondo LC-A Corrosion General Interna Visual
Exterior LC-E Corrosiéon General Externa Visual
Cuerpo LC-C Corrosién General Externa UT Espesores
K02 Cuerpo LC-C Corrosién General Interna Visual
Techo LC-G Corrosion General Externa UT Espesores
Fondo LC-A Corrosion General Interna Visual
Exterior LC-E Corrosiéon General Externa Visual
Casco LC-C Corrosién General Externa UT Espesores
ASEP Casco LC-C Corros?(?n General Interna Visual
5008021 Cabezal LC-G Corrosién General Externa UT Espesores
Fondo LC-A Corrosion localizada Interna Visual
Juntas Todos Otros Interna
soldadas Tintas Penetrantes
Exterior LC-E Corrosiéon General Externa Visual
Casco LC-C Corrosion General Externa UT Espesores
ASEP Casco LC-C Corrosion General Interna Visual
5008022 Cabezal LC-G Corrosién General Externa UT Espesores
Fondo LC-A Corrosion localizada Interna Visual
Juntas Todos otros Interna
soldadas Tintas Penetrantes
Exterior LC-E Corrosién General Externa Visual
Casco LC-C Corrosion General Externa UT Espesores
Casco LC-C Corrosién General Interna Visual
ASEP g abe;al LC-G Corrosion General Externa UT Espesores
5008023 upenor
Cabezal L.
; LC-A Corrosién General Externa UT Espesores
Inferior
Juntas
soldadas Todos Otros Interna Tintas Penetrantes
Tuberia de Exterior LC-E Corrosién General Externa Visual
Crudo tuberia LC-H Corrosién General Externa UT Espesores
Tuberia de Exterior LC-E Corrosién General Externa Visual
Gas tuberia LC-G Corrosién General Externa UT Espesores

Fuente: Las Autoras.

4.9. INSPECCION DE EQUIPOS

El plan de inspeccion no pudo realizarse en su totalidad, debido a que no se

dieron las condiciones para su ejecucion; la inspeccion visual interna no fue

posible en los tanques porque se encontraban en operacion; los separadores no

presentan una puerta de acceso para hombre (man hole). Debido a los
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inconvenientes antes nombrados, los ensayos no destructivos realizados a los

equipos y tuberia, fueron inspeccion visual y medicion de espesores de pared por

ultrasonido.

4.9.1. Tanque de Almacenamiento de Crudo K- 01y K- 02

Las condiciones y operacion para los tanque K-01 y K-02 son las siguientes, ver
Tablas 17 y 18.

Tablas 17 y 18. Condiciones de operacion de K01y K 02

TANQUE K - 01 TANQUE K - 02
DIAMETRO NOMINAL | 6.71m (21,99ft) DIAMETRO NOMINAL | 6.67m (21,88ft)
ALTURA NOMINAL | 2.45m (7,38 ft) ALTURA NOMINAL | 2.45m (7,46ft)
GRAVEDAD API 32 API GRAVEDAD API 32 API
TEMPERATURADE |, 6°C(100 ° F) TEMPERATURA DEL | 23.6°C (100 °
OPERACION ' OPERACION F)
PRESION DE . PRESION DE .
OPERACION ATMOSFERICA OPERACION ATMOSFERICA
ASTM A-283 ASTM A-283
MATERIAL Gr G MATERIAL Gr G
CONTENIDO DEL CRUDO CONTENIDO DEL CRUDO
TANQUE PARAFINICO TANQUE PARAFINICO
CAPACIDAD 500 BARRILES CAPACIDAD 500 BARRILES

Fuente: las Autoras.

49.1.1 Inspeccion Visual

La inspeccion visual de los tanques se apoy6 en una lista de chequeo que se

presenta en el anexo C. Se realizé la inspeccion visual externa encontrandose lo

siguiente:
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o Los tanques no presentaron problemas estructurales, las laminas del techo

y del cuerpo estaban en buenas condiciones. (Ver Fotografia 1).

Fotografia 1. Vista general de los taques K-01 y K-02

1a) Vista general K-01 1b) Vista general K-02
Fuente: Las Autoras
o Man holes, Boquillas y valvulas del cuerpo de los tanques se encontraron
en buenas condiciones mecanicas, los tornillos presentan corrosion leve. (Ver
Fotografias 2, 3,4y 5).

Fotografia 2. Man hole

Fotografia 3. Tuberia de entrada de crudo
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Fotografia 4. Tuberia de salida de crudo

Fotografia 5. Boquilla

Fuente: Las Autoras

o Los accesorios del techo del tanque K-02, tubo unido con brida para
medicion de volumen, cuello de ganso, man hole, boquilla ciega, presentan

problemas de corrosion, pintura en mal estado. (Ver Fotografia 6, 7, 8, 9y 10).

Fotografias 6. Tubo para medicién de volumen

59



Fotografia 7. Brida.

Fotografia 8. Cuello de ganso

Fotografia 9. Man hole de techo

Fotografia 10. Boquilla ciega

Fuente: Las Autoras
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. La escalera de acceso al techo y las barreras perimetrales del K-01 y K-02

se encontraron en buen estado mecanico y sin corrosién .(Ver Fotografia 11)

Fotografia. 11 Escaleras de los tanques K-02 y K-01.

-

11 a) Escalera tanque K-01 11 b) Escaleras tanque K-02

Fuente: Las Autoras

o El recubrimiento se encontré en excelente estado no hay inicios de

entizamiento, tiene buena adherencia.

o Los cimientos que soportan las estructuras de los tanque no presentaron
fisuras y se encontraron en buenas condiciones al igual que el anillo perimetral

que sirve como cuneta para verter las aguas lluvias.(Ver Fotografias 12 ).

Fotografia 12. Cimiento y anillo perimetral

Anillo Perimetral

Fuente: Las Autoras
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4.9.1.2. Inspeccion por Ultrasonido
Las tablas de espesores medidos en los tanques se presentan en el anexo E, y los
esquemas de toma de espesores se encuentran en el anexo F. Se realizd

inspeccién por ultrasonido (Scan A) a los tanques K-01 y K-02.

e Tanque de almacenamiento K-01

Con la inspeccion por ultrasonido se encontré un valor minimo para el anillo 1 de
0.258 in, anillo 2 de 0.259 in, anillo 3 de 0.257in. En la tabla 19 se observan los
datos necesarios para calcular el espesor de retiro. Para el anillo 3 se tomara igual
valor de espesor minimo (tmin) del anillo 2 debido a que este tiene una altura
minima. El valor minimo del espesor del techo es de 0.182 in. Sus respectivos

perfiles de espesores se observan en las Figuras 13, 14 y 15.

Tabla 19. Datos para calcular espesores de retiro del tanque K-01

ANILLO | H(f) | D (f) G | Sd (Psi) | St(Psi) | tmin (in) | Tph (in)
1 825 | 21,99 | 0,84 | 24000 | 26000 | 0,0145 0,0159
2 226 | 21,99 | 0,84 | 26400 | 27000 | 0,00229 | 0,00266

Fuente: Las Autoras

tmin= Minimo espesor de las laminas (in)

ton= Espesor prueba hidrostatica (in)
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Figura 13. Perfil de espesores del cuerpo anillo 1 tanque k-01

PERFIL DE ESPESORES DEL CUERPO ANILLO 1 TANQUE K-01
~——ESPESOR PROMEDIO
Espesorde Retiro 0.0156 in Espesor Promedio 0.266in
ESPESOR DE RETIRO
0,300
— —— —— ﬂ\.—.
0,250
0,200 |
§ 0,150
&
I
0,100
0,050
0,000
1 2 3 4 5 6
PUNTOS DE MEDICION DE ESPESORES PERIMETRAL

Fuente: Las Autoras

Figura 14. Perfil de espesores del cuerpo anillo 2 y 3 tanque K-01

PERFIL DE ESPESORES DEL CUERPO ANILLO 2Y 3 TANQUE K-01
i~ ESPESOR PROMEDIO
Espesorde Retiro 0.0027 in Espesor Promedio 0.263in
ESPESOR DE RETIRO
0,300 ‘
— — =
0,250
0,200
£
8 0,150
-
0,100
0,050
0,000
1 2
PUNTOS DE MEDICION DE ESPESORES PERIMETRAL

Fuente: Las Autoras
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Figura 15. Perfil de espesores del techo K-01

PERFIL DE ESPESORES DEL TECHO K-01

—— ESPESOR PROMEDIO

Espesorde Retiro 0.090 in Espesor Promedio 0.193in

ESPESOR DE RETIRO

0,250

0200 /I—-I—I\-\-/I——\__./I\-__././.\'

0,150

Espesor (in)

0,100

0,050

0,000 —— —
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16

PUNTOS DE MEDICION DE ESPESORES PERIMETRAL

Fuente las Autoras

En la Figura13. Los espesores estan entre 0.258in y 0.285 in. La Figura 14
corresponde al perfil de espesores del techo, los valores estan entre 0.257 y 0.282

y para la Figura 15 estan entre 0.174in y 0.211in

o Tanque de almacenamiento K-02

Se localizo un valor minimo para el anillo 1 de 0.254 in, anillo 2 de 0.257in, anillo
3 de 0.253in. Para el anillo 3 se tomara igual valor de espesor minimo (tmin) del
anillo 2 debido a que este tiene una altura minima. Para calcular el espesor de
retiro se utilizaran los datos de la Tabla 20. El valor minimo del techo es de 0.183

in. Sus respectivos perfiles de espesores se observan en las figuras 16, 17y 18.

Tabla 20. Datos para calcular espesores de retiro del tanque k-02.

ANILLO | H(ft) |  D(ft) © sd(Psi) | st(Psi) | tmin(@n) | tph(in)
1 825 | 21,88 | 0,84 | 24000 26000 | 0,0144 | 0,0158
2 225 | 2188 | 0,84 | 26400 27000 | 0,00226 | 0,00263

Fuente las Autoras
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Figura 16. Perfil de espesores del cuerpo anillo 1 tanque k-02

PERFIL DE ESPESORES DEL CUERPO ANILLO 1 TANQUE K-02
——ESPESOR PROMEDIO
Espesorde Retiro 0.159 in Espesor Promedioin 0.263
ESPESOR DE RETIRO
0,300
— s = . - —a
0,250
0,200
z
S 0,150
&
g
0,100
0,050
0,000
1 2 3 4 5 6
Puntos de medicién de espesores perimetral

Fuente las Autoras

Figura 17. Perfil de espesores del cuerpo anillo 2 y 3 tanque k-02

PERFIL DE ESPESORES DEL CUERPO ANILLO 2 Y 3 TANQUE K-02
—8— ESPESOR PROMEDIO
Espesorde Retiro 0.0026 in Espesor Promedio 0.259
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Fuente las Autoras
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Figura18. Perfil de espesores del techo K-02
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Fuente las Autoras

Para el perfil de espesores del cuerpo Figura 16, los espesores estan
comprendidos entre 0.254in y 0.258in, en la Figura 17 perfil de espesores de los
anillo 2y 3 0.253in y 0.265in y para la Figura 18 0.191in y 0.233in.

4.9.2. Separadores ASEP-8005021/22/23
49.2.1 Inspeccioén Visual
La inspeccion visual de los separadores se apoyo en una lista de chequeo que se

presenta en el anexo C. Los equipos se encontraron en las siguientes condiciones:

o Los cimientos de concreto y la estructura de los separadores se
encontraron en buenas condiciones. (Ver Fotografia 13)
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Fotografia 13. Cimiento de concreto

Fuente las Autoras

o Los separadores y el soporte del separador ASEP-5008022 se encontraron
en buenas condiciones mecanicas, el recubrimiento esta en buen estado no hay

presencia de entizamiento.(Ver Fotografia 14).

Fotografia 14. Vista general de los separadores

Fuente las Autoras

o Los accesorios del separador volumétrico ASEP-5008023, mandmetro y
visor se encontraron en buenas condiciones mecanicas. (Ver Fotografia 15).
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Fotografia 15. Accesorios separador ASEP-5008023

Fuente las Autoras

. Las valvulas de seguridad de los separadores ASEP-5008021 y ASEP-
5008022 presentaron corrosion leve, la pintura se encontraba en mal estado. (Ver

Fotografia 16).

Fotografia 16. Valvulas de seguridad de ASEP-5008021/22

16 a) Valvula de seguridad ASEP 5008021 16 b) Valvula de seguridad ASEP 5008022

Fuente las Autoras

. El sistema de drenaje (que no esta en funcionamiento) del separador de
prueba presentaba una fuga pequena en la union con la llave de paso. (Ver

Fotografia 17)
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Fotografia 17. Fuga leve en la unién a llave de paso del ASEP-5008022

Fuente las Autoras.

4.9.2.2. Inspeccion por Ultrasonido

Las tablas de espesores medidos en los separadores se presenta en el Anexo E,
y los esquemas de toma de espesores se encuentran en el Anexo F. Se realizo
inspeccion por ultrasonido (Scan A) a los separadores ASEP-5008021/22/23

o Separador ASEP- 5008021

Se encontré un valor minimo de 0.336 in. Los datos necesarios para realizar el
calculo del espesor de retiro se muestra en la Tabla 21. Sus respectivos perfiles

de espesores se observan en las figuras 19y 20.

Tabla 21. Datos para calcular espesores de retiro del separador 5008021

SEPARADOR P(PSI) | DIR (in) S (psi) E tmin
CABEZAL 5008021 20 49,21 16900 1 0,0291
CUERPO 5008021 20 24,605 16900 0,85 0,0343

Fuente las Autoras,
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Figura 19. Perfil de espesores del cuerpo separador ASEP-5008021
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Fuente las Autoras.

Figura 20. Perfil de espesores cabezal ASEP-5008021
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Fuente las Autoras.
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En el perfil de espesores del cuerpo figura 19 esta comprendida entre 0.336in y
0.382in. En la Figura 20 esta entre 0.348in y 0.365in.

o Separador ASEP-5008022

Se localizo un valor minimo de 0.315in. Se observa en la Tabla 22 se Sus
respectivos perfiles de espesores se observan en las Figuras 21 y 22.en la Tabla

22 se observan los datos para calcular el espesor de retiro.

Tabla 22. Datos para calcular espesores de retiro del separador ASEP-5008022.

SEPARADOR P(PSI) | DIR (in) S (psi) E tmin
CABEZAL 5008022 20 23,67 16900 1 0,0140
CUERPO 5008022 20 11,83 16900 0,85 0,0165

Fuente las Autoras

Figura 21. Perfil de espesores del cuerpo separador ASEP-5008022
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Fuente las Autoras
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Figura 22. Perfil de espesores cabezal ASEP-5008022.
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Fuente las Autoras

El perfil de espesores de cuerpo del separador 5008022 Figura 21 esta entre
0.315in y 0.365in. En la Figura22 esta entre 0.356in y 0.364in.

Separador ASEP-5008023

Se localizo un valor minimo de 0.356. Sus respectivos perfiles de espesores se
observan en las figuras 23, 24 Y 25. Los datos para realizar el calculo de espesor

de retiro para el separador 5008023 se encuentra en la tabla 23.

Tabla 23. Datos para calcular espesores de retiro del separador ASEP-5008023

SEPARADOR P(PSI) | DIR (in) S (psi) E tmin
CABEZAL 5008023 20 31,496 16900 1 0,0186
CUERPO 5008023 20 15,748 16900 0,85 0,0219

Fuente las Autoras
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Figura 23. Perfil de espesores del cuerpo separador ASEP-5008023
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Fuente las Autoras

Figura 24. Perfil de espesores del cabezal superior ASEP-5008023
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Fuente las Autoras
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Figura 25. Perfil de espesores del cabezal inferior ASEP-5008023
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Fuente las Autoras

En la figura 23 el perfil de espesores esta entre 0.365in y 0.374in. Para la figura 24
esta entre 0.365in y 0.374in. En el perfil de espesores para cabezal superior figura

25 esta entre 0.340in y 0.365in.

4.9.3 Tuberiade Crudo y Gas

Las condiciones operacion de la tuberia de crudo y gas, presion y temperatura de

operacién, diametro nominal y material, se encuentran en las tablas 24 y 25.

Tablas 24 y 25. Condiciones de operacion de tuberia de crudo y gas

TUBERIA DE CRUDO TUBERIA DE GAS
T cion | 37.33°C(100°F) T on C | 37.77°C(100°F)
DIAMETRO NOMINAL 4in DIAMETRO NOMINAL 3in
MATERIAL Aera'\g A3 MATERIAL Aera'\g A3

Fuente las Autoras
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4.9.3.1. Inspeccion Visual

La inspeccion visual de la tuberia de crudo y gas se realiz6 utilizando de tablas de
verificacion'; y el estado actual de la superficie externa y accesorios de la tuberia
es el siguiente:

o El recubrimiento y soportes de la tuberia de crudo y gas se encontraron en
buenas condiciones, algo de suciedad, los tornillos presentan una leve corrosion.
(Ver Fotografias 18 y 19).

Fotografia 18. Soporte de tuberia crudo.

Fotografia 19. Soporte de tuberia gas

Vs SRR

Fuente las Autoras

AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Piping Inspection Code. Second edition.
Washington D.C.: API; 2003. 54 p. API-570.
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o Se presenta fuga en la tuberia entrada general y de prueba de crudo en
union roscada en la entrada de los separadores ASEP-5008021 y ASEP-
5008022. (Ver fotografia 20 y 21).

Fotografia 20. Tuberia de entrada general al separador ASEP-5008021

Fotografias 21 .Tuberia de entrada de prueba al separador ASEP-5008022

Fuente las Autoras

Los accesorios de la tuberia como valvulas, codos, bridas y tee se encontraban en
buen estado, la pintura tiene buena adherencia, los tornillos se encontraban
corroidos. Ver Fotografias 22, 23, 24 y 25
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Fotografia 22 .Codo

Fotografia 23. Valvulas y brida

Fotografia 24. Tee

Fotografias 25.valvulas

25 a) Valvula de tuberia de crudo. 25 b) valvula de tuberia de gas.

Fuente las Autoras
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4.9.3.2. Inspeccion por Ultrasonido
Las tablas de espesores medidos de la tuberia de crudo y gas se presenta en el

Anexo E, y los esquemas de toma de espesores se encuentran en el Anexo F.

Tuberia de crudo

Se realizdé inspeccion por ultrasonido (Scan A) a la tuberia de crudo de 4 y 3
pulgadas de diametro nominal. Los espesores nominales para realizar el calculo
de espesor de retiro de la tuberia de 4 y 3 in se encuentra en la tabla 26. Sus

respectivos perfiles de espesores se observan en las Figuras 26 y 27.

Tabla 26. Datos para calcular espesores de retiro de la tuberia de crudo.

TUBERIA DE CRUDO
D (in) tnom (in) tret (in)
4 0,237 0,13035
3 0,216 0,1188

Fuente las Autoras

Figura 26. Perfil de espesores tuberia de crudo de 4 pulgadas
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Fuente las Autoras
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Figura 27. Perfil de espesores tuberia de crudo de 3 pulgadas
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Fuente las Autoras

En la figura 26 el perfil de espesores esta entre 0.218in y 0.257in. Para la figura 27
esta entre 0.211in y 0.269in.

e Tuberia de gas

Para realizar el calculo de espesor de retiro es necesario conocer diametro nominal, factor
de disminucién de temperatura, factor y presion de disefio, esfuerzo de fluencia y factor
punto longitudinal. Ver Tabla 27.

Tabla 27. Datos para calcular espesores de retiro de la tuberia de gas

TUBERIA DE GAS
D (in) P (Psig) S(Psi) | T F E t (in)
3 280 35000 1 0,8 1 0,015

Fuente las Autoras
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Figura 28. Perfil de espesores de tuberia de gas de 3 pulgadas
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Fuente las Autoras

En la Figura 28 el perfil de espesores esta entre 0.204 y 0.279
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5. RESULTADOS Y DISCUSION DE RESULTADOS

5.1. Inspeccibn

Los datos de la inspeccién por ultrasonido de los tanques son superiores a los
suministrados en los histdricos; con lo anterior no se considera necesario variar el
intervalo de inspeccion determinado previamente a la inspeccion. Segun los
histéricos el espesor de las laminas es 4.763mm y el espesor minimo medido

durante la inspeccion fue de 6.53mm para el KO1 y 6.43mm para el KO2.

Como no se tiene registro de el espesor inicial de los separadores para efectos del
proyecto se supuso que fueron disefiados y construidos bajo el codigo ASME; al
comparar estos valores con los leidos durante la inspeccidon por ultrasonido se
puede determinar que estan sobredimensionados y no presentan zonas de
variacion considerable de espesores que puedan clasificar como corrosion
localizada. Los valores minimos de espesor encontrados son 8.53mm en el
separador general, 8mm es el separador de prueba y 9mm en el separador

volumeétrico.
En la inspeccidn de la tuberia de gas y de crudo no se encontraron valores de

espesor que presentaran una variacion considerable respecto al espesor nominal,

y los valores medidos fueron mayores al de retiro determinado teéricamente.
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5.2. Mecanismos de Dafio y Lazos de Corrosion

Como no fue posible realizar la inspeccion visual interna, no se conoce el estado
de la superficie de los equipos, por lo tanto la evaluacion de los mecanismos de
dafo que abarcan los lazos de corrosion planteados , se realiza por medio de los
resultados de ultrasonido; la corrosién localizada planteada inicialmente en la
evaluacién de probabilidades para los separadores es eliminada debido a la
uniformidad de los espesores a lo largo de todos las partes de los equipo y cada
uno de los tres lazos de corrosion planteados inicialmente; con los separadores
no se puede definir la magnitud del dafio que ocasiona la corrosion por dioxido de
carbono debido a la antigledad de estos y al desconocimiento del servicio que

prestaron estos antes de pertenecer a la estacion.

El mecanismo de dafio que actua es la corrosién generalizada (comun por el
servicio y el contacto con el medio) la cual se considera que se presenta por el
contenido de diéxido de carbono; para efecto de analisis futuro de RBI es
necesario que se determine el valor real de la presion parcial del monéxido de
carbono. Ademas debe evaluarse la posibilidad de que exista abrasion por
presencia de arena en el crudo y plantear un estudio de como podria limitar la

confiabilidad y la integridad de las lineas la presencia de las parafinas en el crudo.

5.3. Criticidad Confiabilidad y Riesgo

Los equipos criticos de la estacion son los separadores (criticidad 2), mediante la
inspeccion realizada los resultados obtenidos indican que todos los equipos vy
tuberia que hacen parte de la estacion separadora presentan una alta confiabilidad
debido al sobredimensionamiento que se encontrd y las condiciones de operacion.
Como la criticidad y confiabilidad de los equipos fue hallada a partir del analisis

cualitativo de probabilidad de falla y consecuencia de falla; factores directos del
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riesgo, se puede ubicar a la estacion Separadora en un nivel de riesgo medio alto,
obteniéndose la ubicacién mayor en la matriz de riesgo en el analisis realizado

para los separadores.

A partir de los resultados obtenidos de la RBI, el riesgo de la estacién es medio
alto, porque fue el mayor determinado durante la evaluacion; con la ejecucion de
la inspeccién se observdé que los equipos se encontraban en buen estado
mecanico y de corrosion, se inicio un registro histérico y las no conformidades
encontradas no alteran considerablemente la integridad de los equipo. Como el fin
de la inspeccidén basada en riesgo es minimizar al maximo las posibles factores
que influyan en el nivel de riesgo, es necesario realizar una serie de mejoras para
llevar la estacion a un nivel de riesgo bajo (llevar a cabo las recomendaciones

hechas).
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6. CONCLUSIONES

A partir de la implementacion de la metodologia de Inspeccién Basada en
Riesgo se puede concluir que el nivel de riesgo actual de la Estacion
separadora del Campo Colorado es MEDIO ALTO y la integridad estructural de
los equipos no esta comprometida por el deterioro de los equipos, pero como
el estudio de integridad involucra el fluido, podria presentarse un eventual
taponamiento en las lineas debido a la presencia de parafinas en el crudo del

campo.

Mediante la lista de verificacion se encontraron una serie de no conformidades
que no influyen de forma directa en la probabilidad de falla de los equipos pero
que para cumplir con el objetivo principal de la RBI, es necesario tener en
cuenta para el desarrollo y mejoramiento de la Estacion; ademas de cumplir los

requerimientos minimos que exige la industria petrolera.

Debido a que los analisis de la RBI se realizaron a partir de un indice de
corrosion tedrico, se concluye que el valor de los intervalos de inspeccion
debe variar en el primer periodo, es decir, para tener un seguimiento de
espesores la proxima inspeccion debe realizarse en dos afos y a partir de esta
realizar una RBI con valores reales de indice de corrosién, para determinar

nuevos intervalos de inspeccion.
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Considerando que dentro de la investigacion no se realizo un analisis de gases
(cromatografia) y un analisis de aguas agrias, las ecuaciones planteadas
dentro de los lazos de corrosion solo se deben al efecto del CO, y H,S, lo que
lleva a concluir pueden existir otros compuestos quimicos que participen en la

velocidad de corrosion.

La importancia del registro histérico es fundamental para el manejo de la
metodologia implementada en el desarrollo del proyecto, el inicio del registro
de inspeccion es un aporte para trabajos futuros en el area de integridad de

equipos que se lleguen a desarrollar nuevamente en el campo colorado.

La metodologia RBI es una herramienta fundamental en la mejora del
gerenciamiento del riesgo que presentan los equipo y se concluye que se
implementd de una forma adecuada, aun teniendo inconvenientes para el
manejo de los datos e informacion que requeria la Inspeccion Basada en
Riesgo, se cumplié con los objetivos planteados al inicio del proyecto, y se
alcanzaron los resultados de una forma satisfactoria para el Campo Escuela

Colorado

85



7. RECOMENDACIONES

o Para determinar la velocidad de corrosion real de todo el sistema se
recomienda la instalacion de cupones en los tanques por una duraciéon minima de
seis meses para tener un registro de la agresividad del medio al que estan

expuestos los equipos.

o Se recomienda retirar los productos de corrosiéon y aplicar recubrimiento
nuevamente a los accesorios de los tanques para garantizar un buen desempefo

de estos, y alargar su vida util.

o Se recomienda realizar un mantenimiento a cada uno de los equipos
inspeccionadas dadas las condiciones de suciedad en que se encontraron durante

la inspeccion.

o Se recomienda disefar un plan de mantenimiento para las valvulas de
compuerta con el fin de evitar en eventuales taponamientos por parafinas y

contribuir en la confiabilidad de los equipos.

o Es necesario disefiar un sistema de proteccion catddica para la estacion,
con el fin de disminuir o eliminar los efectos corrosivos del crudo, y con esto
aumentar la vida residual y cumplir con los requerimientos de la industria estandar.
o Es necesario cambiar la unién roscada de la tuberia de entrada de crudo de

los separadores general y de prueba por una union con bridas, por que de
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acuerdo con el codigo ASME las uniones roscadas solo son permitidas

temporalmente.

o Para estudios futuros se recomienda realizar un anadlisis de gases

(cromatografia) y un analisis de aguas agrias.

o Se recomienda desarrollar un sistema de drenaje para el agua que
contiene el crudo, con el fin de eliminar el efecto de aguas agrias en los tanques

de almacenamiento

o Se recomienda el manteniendo y valoracién de la eficiencia o respuesta que
puedan ofrecer las valvulas de seguridad de los separadores generales y de
prueba. Ademas se recomienda probar periddicamente, verificar el set-point de

disparo
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ANEXO A' CALCULO DE PROBABILIDAD DE FALLA Y CONSECUENCIA DE
LA FALLA PARA UN RBI MEDIANTE ANALISIS CUALITATIVO

Parte A. Determinaciéon de la Categoria de Probabilidad

Factor de Equipo (EF)

El tamano del estudio afectaria la probabilidad de falla de un componente en el
estudio. El analisis de riesgo cualitativo se propone para usarlo en tres niveles
diferentes:

1. Unidad: Una unidad completa de operacién en un sitio es evaluada. Esto
deberia ser tipicamente hecha para comparar y priorizar las unidades de
operacion basados en el riesgo de operacion.

2. Seccion de una unidad de operacién: Una unidad de operacion puede ser
dividida en secciones ldgicas (funcionales) para identificar la seccion de alto
riesgo de la unidad.

3. Un sistema o unidad de operacion: Este es el nivel de mayor detalle en que el
método cualitativo es propuesto para aplicarse.

Para definir el Factor de Equipo, use la siguiente tabla:

- Si una planta esta siendo evaluada, (Tipicamente mas grande que 150
de equipos), EF=15.

- Si una seccién mayor de una unidad de operacién esta siendo evaluada
(20-150 equipos), EF =5.

- Si un sistema o unidad de operacién esta siendo evaluada (5 -20
equipos), EF=0.

Seleccionar el valor apropiado para EF.

Este es el Factor de Equipo ‘ 1

'* Norma API 581 Anexo A traducido por las autoras
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Factor de Dafo (DF)

El factor de dafio es una medida del riesgo asociado con los
mecanismos de dafio conocidos que son activados o potencialmente
activados en la operacion siendo evaluados. Los mecanismos con
base de priorizacidén sobre su potencial para crear eventos graves.

Si hay conocidos, mecanismos de dafo activos que pueden causar
agrietamiento por corrosidon en aceros al carbono y aceros de baja
aleacion, DF1=5.

Si existe un potencial de falla por fragilidad, incluye acero al carbono
debido a la operacién a bajas temperaturas o condiciones fuera de
lo normal, fragilizacién por bajas temperaturas, o materiales a los
cuales no se les realizo adecuadamente el ensayo de impacto,
DF2=4.

Si existe un sitio en la unidad donde mecanicamente ocurra falla por
fatiga inducida térmicamente vy los mecanismos de fatiga podrian
ser activados silenciosamente, DF3=4.

Si hay ocurriendo agrietamiento por hidrogeno a altas temperaturas,
DF4 = 3.

Si se presenta corrosidon-agrietamiento en aceros inoxidable debido
a las condiciones de operacion, DF5=3.

Si esta ocurriendo corrosion localizada, DF6 = 3.

Si esta ocurriendo corrosién general, DF7 = 2.

Si se conoce dafio por creep (termofluencia), ocurre en procesos a
altas temperaturas, incluyendo hornos y calentadores, DF8 = 1.

© |O|N| O

Si se conoce que esta ocurriendo una degradacioén de los
materiales; con mecanismos de formacion de fase sigma,
carburizacion, esferoidizacion, etc. DF9 = 1.

Si tiene otros mecanismos de dafio que no se identificaron,
DF 10 =1.

11

Si el mecanismo potencial de dafo que tiene una unidad en
operacion no fue evaluado y no es revisado periddicamente por
ingeniero de materiales calificados, DF11 = 10.

12

El valor del Factor de Daino es la suma de las lineas 2 a 12, para un
maximo de 20.

13
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Factor de Inspeccion (IF)
El Factor de Inspeccion es la medida de la efectividad del programa de inspeccion
para identificar en la unidad los mecanismos de dafo activos o identificarlos.

Paso 1. Inspeccion de vasijas: Indica la efectividad de un programa de
inspeccion de vasijas para encontrar los mecanismos de dafo
identificados anteriormente.

-Si el programa de inspeccion es extensivo y una variedad de
métodos estan siendo usados, IF1 = -5.

-Si hay un programa de inspeccién formal en el lugar y unas
inspecciones estan siendo hechas, pero primariamente inspeccion
visual y lectura de espesores con UT, IF1 = -2.

-Si hay un programa de inspeccién no formal en el sitio, IF1 = 0.

Seleccione el valor adecuado de IF2. 14

Paso 1. Inspeccion de tuberia: Indicador de la efectividad de un
programa de inspeccion de tuberia para encontrar los mecanismos de
dafio identificados anteriormente.

-Si el programa de inspeccion es extensivo y una variedad de
métodos estan siendo usados, IF2 = -5.

-Si hay un programa de inspeccion formal en el lugar y unas
inspecciones estan siendo hechas, pero primariamente inspeccién
visual y lectura de espesores con UT, IF2 = -2.

-Si hay un programa de inspeccion no formal en el sitio, IF2 = 0.

Seleccione el valor adecuado de IF2. 15

Paso 3. Programa de inspeccién: Como esta disefiado el programa de
inspeccion, y son evaluados los resultados de la inspeccién el
programa de inspeccion usa las modificaciones?

-Si los mecanismos de deterioro pueden ser identificados para cada
item del equipo y el programa de inspeccién es modificado por un
ingeniero de materiales o un inspector competente basado en los
resultados del programa usado, IF3 = -5.

-Si el programa de inspeccion disefiado excluye la identificacion de
uno u otro mecanismo de falla o no incluye una evaluacion critica de
los resultados de la inspeccién, es decir, era uno o el otro, pero no
ambos. IF3=-2.

-Si el programa de inspeccion encuentra ninguno de los criterios de
los parrafos previos. IF3 =0.

Seleccione el valor apropiado de IF3 de la tabla anterior. 16

El Factor de Inspeccién es el resultado de la suma de las lineas 12 a
16, pero el valor absoluto de este no puede exceder el factor de dafo 17
determinado en la linea 13.
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Factor de condicién (CCF)
El factor de condicion intenta indicar la efectividad del mantenimiento de
planta y los esfuerzos de la administracién del sitio

una

Paso 1. En una planta en operacion, como medida del gerenciamiento
de la planta es juzgado (programas de manteniendo incluyen pintura y
aislamientos).

-Significativamente mejor que la industria estandar, CCF1 = 0.
-Similar al de la industria estandar, CCF1 = 2.

-Significativamente por debajo de la industria estandar CCF1 = 5.

Seleccione el valor apropiado de CCF1.

18

Paso 2. La calidad del disefio y construccion de la planta es:
-Significativamente mejor que la industria estandar, donde los
propietarios usan los mas rigurosos estandar, CCF2 = 0.

- Similar a la industria estandar, donde tipicamente contratos estandar
son usados, CCF2 = 2.

-significativamente por debajo de la industria estandar, CCF2 = 5.

Seleccione el valor apropiado para CCF2.

Paso 3. En una revision de la efectividad del programa de
mantenimiento de la planta incluyendo fabricacién, programas PM y
QA/QC, ellos son evaluados

-Significativamente mejor que la industria estandar, CCF3 =0
-Similar al de la industria estandar, CCF3 = 2

-Significativamente por debajo de la industria estandar CCF3 = 5

Seleccione el valor apropiado de CCF3

20

El Factor de Condicién es la suma del item 18 al 20

21
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Factor de Proceso (PF)

Es la medida del potencial de operaciones o condiciones variables resultando en

la iniciacion de eventos que podrian ocasionar perdidas de contencion

Paso 1. El numero de interrupciones promedio del proceso previstas
o imprevistas al afio. (Esto esta destinado a las operaciones
normales de proceso continuo). PIF se ha tomado de la siguiente
tabla.

Numero de interrupciones PFI
0Oa1 0
2a4 1
5a8 3
9a12 4
Mayor que 12 5

Determinar adecuadamente el valor del PFI de acuerdo con la tabla
anterior

22

Paso 2. Evaluar el potencial excediendo las variables claves en el
proceso de operacion que se esta evaluando: (PF2).

- Si el proceso es extremadamente estable, y se reconoce que la
combinacién de condiciones no generan la posibilidad para que exista
una reaccion que cause fuga u otra condicion insegura, PF2 es 0.
-Sdlo en circunstancia muy inusuales podria alterar las condiciones
que puedan aumentar en una situacién insegura, PF2 es 1.

-Si cambian las condiciones se conoce la existencia de resultados que
pueden acelerar el dafio de equipo u otras condiciones inseguras,
PF2 es 3.

-Si la posibilidad de pérdida de control es inherente en el proceso, PF2
es 5.

Seleccione el valor adecuado para PF2 de la tabla anterior.

23

Paso 3. Evaluar el potencial de proteccion de los aparatos, tal como
aparatos de relevo y elementos criticos funcionales, son entregados
inactivos como resultado de taponamiento o suciedad debida al
fluido del proceso.

- Servicio limpio, sin taponamiento potencial, PF3=0.

-Ligeramente sucio con taponamiento potencial, PF3=1
-Significativamente sucio con taponamiento potencial, PF3=3

- Los aparatos de proteccion se han encontrado afectados en el
servicio, PF3=5

Seleccione el valor adecuado para PF3.

24

El factor de proceso general es la suma de las lineas 22 a 24

25
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Factor de Disefio Mecanico (MDF)
El factor de disefio mecanico mide determinados aspectos del disefio
del equipo en operacion.

Paso 1.

- Si puede identificarse que el equipo no fue disefiado con las
técnicas de los actuales coédigos o normas, MDF1 =5.  Ejemplo: No
realizar el ensayo de impacto en aceros al carbono al servicio a
bajas temperatura, materiales en servicio de hidrogeno operando
sobre las ultimas curvas de Nelson, materiales sin alivio de esfuerzos
en un servicio particular (tal como Caustico), o platos gruesos que
requieren relevo de esfuerzos por codigos corrientes o practicas
buenas.

- Si se considera que todo el equipo esta disefiado y mantiene los
cédigos en efecto en el tiempo en que fue construido, MDF1 = 2.

- Si se considera que todo el equipo esta disefiado y mantiene los
coédigos comunes, MDF1 = 0.

Ingresar el valor apropiado de las anteriores afirmaciones. Este es

MDF1 26
Paso 2.

- Si el proceso que se esta evaluando es inusual o Unico o cualquiera

de las condiciones del proceso de disefio son extremas, MDF2=5
Condiciones de disefio extremas a considerar:

a) Presion superior a10.000psi.

b) Temperatura superior a 1500°F.

c) Condiciones corrosivas que requieren materiales altamente aleados
(mas nuevos que el acero inoxidable 316)

- Si el proceso es comun, con condiciones de disefio normales,

MDF2 = 0.

Seleccione el valor apropiado de la tabla superior 27
Paso 3. Sumar las lineas 26 y 27. este es el factor de disefio mecanico | 28
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Categoria de Probabilidad

Paso 1. Determine el Factor de Probabilidad. El Factor de
Probabilidad es la suma de los factores determinados previamente.
Sumar las lineas 1, 13, 17, 21, 25 y 28. Este es el Factor de

Probabilidad 29
Paso 2. La Categoria de Probabilidad es determinada de el factor de
probabilidad (sobre la linea 29) usando la siguiente tabla:  Factor de
Probabilidad Categoria de Probabilidad

0-15 1

16 - 25 2

26 - 35 3

36 - 50 4

51-75 5 30

Ingresar el valor de la categoria de la probabilidad.
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Parte B. Determinacién de la Categoria Consecuencia del Dafio

Esta seccion es usada para materiales inflamables, si solamente se presentan

quimicos téxicos, ir directamente a la Parte C

Factor Quimico (CF) El Factor Quimico es una medida de la tendencia quimica
inherente a inflamar. La respuesta a esta seccidon se basa en si el derrame del
material es predominante o representativo. Un analisis separado se realiza si la
unidad presenta un numero de diferentes procesos derrame.

Paso 1. Determinar el Factor de inflamabilidad usando el NFPA
Flammable Hazard Rating (el diamante RED en el NFPA Hazard
Identification System es la sefal).

Ingresar el NFPA Flammable Hazard Rating. 31

Paso 2.Determinar un Factor de Reactividad usando el NFPA
Reactivity Hazard Rating System (El diamante YELLOW en el NFPA
Hazard ldentification System es la sefal).
Ingresar el NFPA Reactivity Hazard Rating. 32
Paso 3. Determinar el "Factor Quimico."
Factor de Reactividad (Linea 32)
1 2 3 4
. 1 7 9 12 15
Factor de inflamabilidad 2 10 12 15 20
(Linea 31) 3 12 15 18 25
4 13 15 20 25

Seleccione el Factor Quimico del cuadro superior. 33
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Factor de Cantidad (QF)
El Factor de Cantidad representa la suma de material que contiene una unidad
en un solo escenario.

El Factor de Cantidad se asume directamente del cuadro inferior.
Para la cantidad de material liberado, usar la cantidad mayor de
combustible de la lista que puede ser perdido en un evento de escape
particular.

Material Liberado Factor de Cantidad

<1.000 libras 15

1K - 2K libras 20

2K - 10K libras 25

10K - 30K libras 28

30K - 80K libras 31

80K -200K libras 34

200K - 700K libras 37

700K - 1 millo 39

1 -2 millén 41

2 - 10 millén 45

> millén 50

Ingresar el valor apropiado de la tabla anterior. Este es el Factor de 34
Cantidad.

Factor de Estado

El Factor de Estado depende de el punto de ebullicion normal del fluido, es una
indicacion de la tendencia normal del fluido para evaporarse y dispersarse
cuando es liberado en el ambiente

Seleccionar el Factor de Estado basado en la temperatura de

ebullicion normal (Presién Atmosférica)

Tb(°F) Factor de Estado

Por debajo de -100 8

-100 a 100 6

100 a 250 5

250 a 400 1

Por encima de 400 -3

Seleccionar el valor adecuado de la tabla anterior. Este es el Factor

de Estado. 35
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Factor de Autoignicién (AF) El Factor de Autoignicion es una sancion aplicada a
fluidos que estan siendo procesados a una temperatura por encima del la
temperatura de autoignicion

Si un fluido es procesado por debajo de este AT, registrar 10
-Si el fluido es procesado sobre este AlT, usar la siguiente tabla para
determinar AF, basado en el punto de ebullicién del fluido (en grados

Fahrenheit)

Tb  (°F) Factor AF

Por debajo de 0 3

0a 300 7

Por encima de 300 13

Ingresar el valor apropiado de la tabla anterior. Este es el factor de
autoignicion. 36
Factor de Presion (PRF) El Factor de Presion representa la

tendencia de los fluidos a ser rapidamente liberados, resultando en

un gran cambio de efecto tipo - instantaneo.

- Si el fluido que esta dentro del equipo es un liquido, ingresar 10.

- Si el fluido que esta dentro del equipo es un gas, y a una presion

mayor que 150psig, ingresar 10.

- Si ninguna de las condiciones anteriores es verdad, ingresar -15.
Seleccionar le valor apropiado de la tabla anterior. Este es el factor de 37
presion.
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Factor de Crédito (CF) El Factor de Crédito es el producto de varios subfactores
de sistemas de ingenieria que pueden disminuir el dafio que ocasione un evento
en el sitio.

Si hay deteccion de gas en el lugar, cuando se presenta un escape 38
incipiente de 50% o mas. Ingresar -1, de otro modo, ingresa 0.
Si el equipo en proceso esta operando normalmente bajo una 39

atmosfera inerte. Ingresar -1, de otro modo, ingresar 0

Si el sistema para combatir el fuego es "seguro” en el evento de un
incidente mayor (es decir, Un sistema de agua contra incendios, en
caso de un evento de explosion permanece intacto), ingresar -1, de
otro modo, ingresar 0.

40

Si la capacidad de aislamiento del equipo en esta area puede ser
remotamente controlada, AND:

- El aislamiento y la instrumentacién adecuada es protegida de
incendios y explosiones, entonces ingresar -1.

- O, si el aislamiento y la instrumentacion asociada es protegida de
incendios solamente, ingresar -1.

- 0, si no hay proteccion para la capacidad de aislamiento de
incendio y explosiones, ingresar -1.

De otro modo, ingresar 0. 41

Si hay explosion alrededor de las paredes de los equipos mas criticos

(generalmente altas presiones), ingresar -1, de otro modo, ingresa 0. 42

Si hay un basurero, drenaje o un sistema de escape el cual
reinventariaria el 75% o mas del material en 5 minutos o menos, con | 43
el 90% de confiabilidad, ingrese -1, en vez de 0.

Si hay una prueba de fuego en el sitio tanto en estructuras y cables,
ingresar -1, si hay una prueba de fuego incluso en otras estructuras o | 44
cables, ingresar 0.95, de otro modo ingresar 0.

Si hay un suministro de agua para incendios el cual estaria al menos

4 horas, ingresar -1, de otro modo, ingresar 0. 45

Si hay un sistema fijo de espumas en el sitio, ingresar -1, en vez de,

ingresar 0. 46

Si existe monitoreo de el agua contra incendios el cual puede
alcanzar todas las areas de la unidad afectada, ingresar -1, de otro 47
modo, ingresar 0.

Sumar las lineas del 38 al 47. Este es el Factor de Crédito. 48
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Categoria Consecuencias de Dafo

Paso 1. Determinar el Factor de Consecuencia de Dafio.
Sumar las lineas 33, 34, 35, 36, 37 hasta 48, este es el Factor de
Consecuencia de Dano.

Paso 2, El Factor de Consecuencia de Dafio (linea 49) es convertido a
la Categoria de Consecuencia de Dafio basado en la tabla siguiente

Factor de Consecuencia Categoria de Consecuencia
0-19 A
20-34 B
35-49 C
50-79 D
>70 E

Ingresar la Categoria de Consecuencia de dafo.
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Parte C. Determinacion de la Categoria Consecuencia en Salud
Si el fluido del proceso solamente presenta consecuencias inflamables,

Omitir la parte C

Factor Toxico Cuantitativo (TQF)
El Factor Toxico Cuantitativo es una medida de la cantidad de quimicoy su
toxicidad.

Paso 1. El Factor Toxico Cuantitativo es tomado directamente del
cuadro de abajo. De la suma de liberacién de quimico, utilizando
grandes sumas de inventario toxico que puede ser perdido en un
evento de escape particular.

Material Liberado Factor de Cantidad

<1,000 libras 15

1K - 10K libras 20

10K - 100K libras 27

>1 millén de libra 35 51
Ingresar el factor del cuadro anterior, este es TQF1.

Paso 2. Estimar el Factor de Toxicidad (TQF2) del cuadro de abaijo,
basado en el diamante azul en la NFPA Hazard Identification System.

NFPA Nh Factor de Toxicidad

1 -20

2 -10

3 0

4 20

Ingresar el Factor de Toxicidad 52

Paso 3. Sumar las lineas 51 y 52. Este es el Factor Cuantitativo de

toxicidad. 53
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Factor de Dispersion (DIF)
El Factor de Dispersion es la medida de la habilidad que tiene el
material para dispersarse, en condiciones tipicas de proceso

Paso 1. Determinar el Factor de Dispersion de la Tabla de abajo

(F) Factor Punto de Ebullicién (°F) Dispersién
: <30 1
30-80 0,5
80 - 140 0,3
140 -200 0,1
200 - 300 0,05
. >300 0,03
Ingresar el Factor de Dispersion o4
Factor de Crédito (CRF)
El Factor de Crédito considera muestras de seguridad para que se
reduzcan las consecuencias de una liberacion toxica por deteccion,
aislamiento y mitigacion.
Paso 1.
-Si hay detectores en el sitio del proceso del fluido de interés que
detecten el 50% o mas de escape incipiente, ingresar -1.
- De otro modo, ingresar 0 95
Paso 2.
- Si recipientes mas grandes que contienen este material pueden ser
automaticamente aislados, y el aislamiento es iniciado por una alta
lectura del detector de material toxico, ingresar -1.
- O, si el aislamiento es remoto con una iniciacién manual,
ingresar -5.
- O, si el aislamiento solamente es manualmente operado,
ingresar -25. 56
- De otro modo ingresar 0.
Paso 3.
- Si hay un sistema en el sitio (cortinas de agua, etc.) que prueben
ser efectivos en mitigacion en minimo el 90% de el fluido, ingresar -5.
- De otro modo ingresar 1,0. 57
Paso 4. Sumar las lineas 55 a 57. Este es el Factor de Crédito 58
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Factor de Poblacion (PPF)

El Factor de Poblacién es la medida del numero potencial de personas que

pueden ser afectadas por un evento toxico.

Estimar el Factor de Poblacién por el cuadro de abajo. Este es
basado en el numero de personas, en promedio, dentro de un cuarto
de milla del punto de escape. Considerar la poblacion dentro del sitio
y fuera del sitio. Dentro de los limites de la planta, contar la
poblacién durante el dia.

Numero de Personas dentro de Factor

un Radio de un Cuarto de Milla Poblacion

<10 0

10-100 7

100 - 1000 15

1000 - 10000 20 59
Ingresar el Factor de Poblacion.

Categoria de Consecuencias en Salud

Paso1. Sumas las lineas 53, 54 y 59. Este es el Factor de 60
Consecuencias en salud

Paso 2. El Factor de Consecuencias en Salud (linea 60) es la
equivalencia en la Categoria de Consecuencias en Salud, como el
siguiente:

Factor de Consecuencias Categoria de Consecuencias

en Salud en Salud

<10 A

10-19 B

20-29 C

30 -39 D

>40 E

Ingresar la Categoria de Consecuencias en Salud 61

Categoria de Consecuencias.

Escoger la letra mas alta de las lineas 50 0 61 (A es baja, E es alta). Este es

el valor de la Categoria de Consecuencias.
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ANEXO B HISTORICOS DE TANQUES K 01, K 02 Y TUBERIA DE GAS Y
CRUDO (FACILIDADES ESTACION COLORADO)

INFORMACION DE FACILIDADES

La informacioén de las Facilidades existentes en la Estacion de Colorado hace
referencia a:

Tuberias de Lineas de interconexion.
Tanque de Almacenamiento de liquidos
Pintura Tuberias y Tanques

Equipos de Separacion bifasicos

. TUBERIAS Y ACCESORIOS

1.1. CODIGOS Y ESTANDARES

Para el disefio, seleccion de materiales e instalacion de las tuberias siguen las
recomendaciones dadas en codigos y estandares de tuberias y accesorios dados
por:

=k

API American Petroleum Institute

API 5B Specification for Threading, Gauging, and Tread Inspection of
Casing, Tubing, and Line Pipe Threads (U.S. Customary Units)

API 5L Specification for Line Pipe

APl 6D Specification for Pipeline Valves (Gate, Plug, Ball and Check
Valves)

APl 6FA Specification for Fire Test for Valves.

API 598 Valve Inspection and Testing.

API1 600 Steel Gate Valves - Flanged and Butt Welding Ends Bolted and
Pressure Seal Bonnets.

API1 601 Metallic Gaskets for Piping.

API1 602 Compact Steel Gate Valves - Flanged, Threaded, Welding and
Extended Body Ends.

API 607 Fire Test for Soft-Seated Quarter-Turn Valves.

ANSI American National Standards Institute

ANSI B1.1 Screw Threads For Piping, Nuts And Bolts
ANSI B16.5 Pipe Flanges and Flanged Fittings
ANSI B16.9 Factory-Made Wrought-Steel Butt welding Fittings
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ANSI B16.11  Forged-Steel Fittings, Socket welding and Threaded
ANSI B16.21  Nonmetallic Flat gaskets for Pipe Flanges
ANSI B16.25 Butt welding Ends

ANSI B16.34 Valves-Flanged, threaded and welding end
ANSI B31.4 Liquid Petroleum Transportation

ANSI B36.10 Welded and Seamless Wrought Steel Pipe
ANSI B 31.3  Chemical plant and Refining petroleum piping
ASME American Society of Mechanical Engineers
ASME B31.3 Chemical Plant and Petroleum Refinery Piping
ASME B31.4 Liquid Petroleum Transportation Piping System
ASTM American Standard Testing Materials

ASTM A 53 Pipe, Steel, Black and Hot-Dipped, Zinc-Coated, Welded and
Seamless

ASTM 105 Carbon Steel Forgings for Piping Applications

ASTM A 193  Alloy-Steel and Stainless Steel Bolting Materials for High-
Temperature Service

ASTM A 194  Carbon and Alloy Steel Nuts for Bolts for High Pressure or High
Temperature Service, or Both

ASTM A 216  Steel Castings, Carbon, Suitable for Fusion Welding, for High-
Temperature Service

ASTM A 234  Piping Fittings of Wrought Carbon Steel and Alloy Steel for
Moderate and High Temperature Service

MSS Manufacturers Standardization Society
MSS SP-44  Steel Pipeline Flanges
MSS SP-75 Specification for High Test Wrought Butt Welding Fittings

1.2 PRESION DE DISENO EN TUBERIAS
Las presiones de disefio de las tuberias estan dadas por las presiones de
operacion que a su vez estan limitadas por los accesorios instalados en cada uno
de los procesos, denominada como presién de disefio baja, la presion de disefio
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alta se tomara como la maxima presién de operacion que pueda presentarse en el
sistema mas un valor asumido de 50 psi.

Presion de Operacién en Proceso Lineas de Campo,

accesorios ANSI 150 ( 280 psi/100F) PO=70 PSI

Presion de Operacion en Proceso Recoleccion Estacion,

accesorios ANSI 150 ( 280 psi/100F) PO=25 PSI

Presion de Operacion en Proceso Bombeo, accesorios

ANSI 150 ( 280 psi/100F) PO= 150 PSI
Presion de diseno Pd= 280 PSI

TEMPERATURA DE DISENO EN TUBERIAS

La temperatura de disefio se determina por la temperatura mas critica que pueda
presentarse en el sistema, mas un valor de seguridad de 30 °F.La temperatura
maxima esperada en el sistema es la temperatura de la emulsion a la llegada al
multiple y que puede llegar a 100 °F.

Temperatura de Operacion: TO=100 °F

Temperatura de Disefo: Td= 130°F

FLUIDO DE TRABAJO

1. Crudo

2. Emulsion de crudo con agua y sedimentos.
3. Agua.

4. Gas

TOLERANCIA A LA CORROSION Y EROSION
Para el sistema disenado, por tratarse de tuberia de acero al carbono se incluye
un sobre-espesor 1/8”.

MATERIALES

La tuberia seleccionada para instalacion de lineas en campo es tuberia acero API
5L o ASTM 53 grado B SCH 40 con una resistencia a la tension admisible de
12.800 psi para temperaturas inferiores a 135°F segun Tabla 1A "Maximun
Allowable Stress Value for Ferrous Materials” Section VIII Div.1, aplicable para
tuberia con costura (welded).
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Los calculos de espesor minimo requerido se efectuan segun cédigo ASME/ANSI
B31.3.

TABLAL. Presiones de Trabajo y de Prueba, Tuberias ASTM A-53, Gr. B

DIAMETRO ESPESOR MAOP Ph min | Ph max
Nominal (in) | Externo (in) | Pared | Cédula in (psig) (psig) (psig)
2 2,375 Std. 40 0.154 1942 2427 4085
XS 80 0.218 3300 4125 5783
160 0.343 5953 7441 9099
XXS 0.436 7926 9908 11565
3 3,5 Std. 40 0.216 2210 2763 3888
XS 80 0.300 3420 4275 5400
160 0.438 5407 6759 7884
XXS 0.600 7740 9675 10800
4 4,5 Std. 40 0.237 1954 2443 3318
XS 80 0.337 3074 3843 4718
120 0.438 4206 5257 6132
160 0.531 5247 6559 7434
XXS 0.674 6849 8561 9436
6 6,625 Std. 40 0.280 1655 2068 2663
XS 80 0.432 2811 3514 4108
120 0.562 3800 4750 5344
160 0.718 4987 6233 6828
XXS 0.864 6097 7622 8216
8 8,625 20 0.250 1096 1370 1826
30 0.277 1253 1567 2023
Std. 40 0.322 1516 1895 2352
60 0.406 2007 2509 2966
XS 80 0.500 2557 3196 3652
100 0.593 3100 3875 4331
120 0.718 3830 4788 5245
140 0.812 4380 5475 5931
XXS 0.875 4748 5935 6391
10 10,75 20 0.250 879 1099 1465
30 0.307 1146 1433 1799
Std. 40 0.365 1418 1773 2139
XS 60 0.500 2051 2564 2930
80 0.593 2487 3109 3475
100 0.718 3073 3842 4208
140 1.000 4395 5494 5860
160 1.125 4981 6227 6593

TABLA 2. Listado de clases en accesorios
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Clase Temperatura Presion Presion

Clase Servicio ANSI| Material Operacion Operacion | Prueba
(Lb) (oF)(l) (PSI)(Z) (PSI)(B)
Petroleo crudo,
A gas, combustible y 150 Acero al <100 - 500 170 - 285 1,5P.
refinados (excepto Carbon - Disefio
GLP)
B Pe_troleo crudo y 300 Acerg al <100 - 500 <740 1_,5 Fj
refinados carbon Disefio
c | Petréleocrudoy 600 | Aceroal | _ 149 _ 500 < 1480 1,5P.
refinados carbon Disefno
K |Arepara 150 | Aceroal | 460500 < 285 1.5P.
instrumentacion carbon Disefio
L | Aguacontra 150 |Aceroal | 460 500 <285 1,5P.
incendio carbon Disefno
HISTORICO

Linea de succion entre tanque 01 — 02 a Succion Bomba: Instalada en Mayo del
2006.

Linea de entrada de tanques salida separador medida y general: Instalada en
Mayo del 2006

Linea de conexion entre Manifold de recoleccién y entrada a Separadores de
medida y general: Instalada en Mayo del 2006

Linea de Salida de Gas de separadores a entrada de Struber: Instalada en Mayo
del 2006

2. TANQUES DE ALMACENAMIENTO

La estacion de Colorado cuenta con dos tanques de almacenamiento de crudo
APl atmosféricos de techo fijo en acero al carbén para almacenamiento de
crudo con agua y sedimentos, asi:
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ITEM | CANT TAG No. CONSTRUCCION MONTAJE
1 1 K-0101 API-650 API-650
2 1 K-0102 API-650 API-650

DOCUMENTOS y normas APLICABLES

Los Tanques de Almacenamiento de Crudo cumplen con los requisitos
indicados en las especificaciones dadas en la hoja de datos, en la memoria
de calculo. Ademas cumple con la especificacion de ECOPETROL S.A. para
construccion de tanques atmosféricos cilindricos de techo fijo ECP-GTP-F-
38-NIP-43-01 especificaciones técnicas para pintura de tanques 0500103-
ET-58-01 y ECP-GTP-F-38-NIP-57-04.

Adicionalmente cumplira con los requisitos aplicables de la ultima edicion de

las siguientes normas y especificaciones.

e AWS AMERICAN WELDING SOCIETY
American National Standard Institute (ANSI)

ANSI B31.3 Chemical Plant and Petroleum Refinery Piping

ANSI B16.11 Forged Steel Fittings, Socket Welding and Threaded
ANSI B31.4 Tuberia para sistemas de transporte de hidrocarburos.
ANSI B16.5 Bridas en acero para tuberias, valvulas y accesorios.
ANSI B16.9 Accesorios para tuberia forjados en acero.

ANSI C110 ANSI Standard for Ductile-Iron and Gray-Iron Fittings, 3 In.
Through 48 In. (76 mm Through 1,219 mm), for Water

e ANSIC111 Rubber-Gasket Joints for Ductile-Iron Pressure Pipe and
Fitting

e ANSIB.36.10 Welded And Seamless Wrought Steel Pipe

e ANSIB.16.11 Forged Steel Fitting, Socket Welding And Thread
e ANSIB.16.25 Butt Welding End

American Petroleum Institute (API)

APl 1104 Estandar para soldadura de tuberia.

e APIS5SL Especificacion para tuberia de alta
resistencia.

e API598 Inspeccion y prueba de valvulas.

e API650 Tanques soldados para Almacenamiento de

combustibles.
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e APIB53 Inspeccion de tanques, Reparacion, Alteracion y
Reconstruccién

e API 600 Steel Gate Valves-Flanged and Butt welding Ends
e API 602 (Compact Steel Gate Valves, Flanged, Threaded,
Welding and  Extended-Body Ends)

e API 2000 Venting Atmospheric and Low Pressure Storage
Tanks.

American Society of Mechanical Engineers (ASME/ASTM)

e AS53 Specifications for Pipe, Steel, Stack and Hot-Dipped Zinc-
Coated Welded and Seamless
o E-9462T Practicas experimentales para pruebas radiograficas.

ASTM American Society of Testing and Materials

e ASTM D4541: Standard method for Pull-Off Strenght of coating
using portable adhesion testers.
e ASTM D4285: Method for indicating oil or water in compressed air

e ASTM D 4940: Test method for conductimetric analisys of water
soluble ionic contamination of blasting abrasives.

e ASTM D 5402 Standard Practice for Assesing the Solvent
Resistance of Organic Coatings Using Solvent Rubs

e ASTMD 4752 Standard Test Method for Measuring MEK
Resistance of Ethyl Silicate (Inorganic) Zinc-Rich Primers by Solvent Rub.
e ASME Sec IX Welding And Brazing Qualification

e ASME SEC V Non Destructive Examination

Steel Structures Painting Council (SSPC)

e SSPCSP “Surface Preparation Specifications” (SP1, SP2,
SP3, SP5, SP6, SP7, SP10)
e SSPC PA2 “Method for Measurement of Dry Paint Thickness

with Magnetic Gages”

e SSPC-PA 1 Almacenamiento en Campo y Mantenimiento de la Pintura
e SSPC-PA 2 Medidas de Espesor de Pintura en Pelicula Seca con
Herramientas Magnéticas.

e SSPC-SP 1 Limpieza con Solvente.

e SSPC-SP 2 Limpieza con Herramientas Manuales.

e SSPC-SP 3 Limpieza con Herramientas Mecanicas.

e SSPC-SP 5 Limpieza con chorro abrasivo a metal blanco.

NACE
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NACE RP0287 Medidas de Campo de Perfil de Rugosidad y Superficies

Limpiadas con Chorro Abrasivo Usando la Cinta Textex.
e NACE RP0188 Discontinuity —Holliday — Testing of Protective
Coatings,

e NACE 6G186 NACE Publication 6G186, Item No. 54257
Determinacion de lones de Cloro.
Del Instituto Colombiano de Normas Técnicas (ICONTEC):

e |ICONTEC-2000, Hormigén Reforzado
e |ICONTEC-129, 174, 385, Agregados Pétreos
e |ICONTEC-1920, Acero Estructural

Estructuras

° AISC. Manual de construccidon de estructuras metalicas.

MATERIALES

Todos los materiales utilizados son del tipo y grado especificado en los
documentos que conforman esta especificacion.

DESCRIPCION ESPECIFICACION DEL MATERIAL
Laminas ASTM A-283 Grado C
Tuberias, sin costura ASTM A-106 Grado B o A-53 GrB
Accesorios, sin costura ASTM A-234 Grado WPB
Esparragos & Tuercas ASTM A-193-B7 & ASTM A-194-2H
Perfiles Estructurales ASTM A-36
Bridas ASTM A-105, segun ASME B16.5, clase 150 WN RF

Las ruanas de “man holes”, boquillas, accesorios, puertas de limpieza “clean-
out”, ruanas para soportes y otros elementos soldados al tanque, son de la
misma especificacion y grado del material de la lamina principal.

Cada componente ensamblado tiene soldaduras de completa penetracién y
fusidén. Los espesores y tipo de tuberia y accesorios en las boquillas cumplen
con lo especificado por el codigo API 650.

Los empaques de los “man holes” y puertas de inspeccion son para el servicio
requerido y de 1/8” de espesor.
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DATOS DE CAMPO

TANQUE 01
INFORMACION GENERAL DESCRIPCION DE LAS LAMINAS DEL CASCO
Anilo Circunferencia Altura del Espesor | Laminas
Propietario: ECOPETROL 5. A. Contenida del tangue: Crudo Parafinico (mm] anillo {mm, (mm} por anillo
Localizacion: Estacion Colorada Gravedad: 3 APl i 21080 1835 4,763 4
Fabricante: Temperatura del liguido: 100.0 F Z 21090 15 4763 4
Construstor: Lectura manometro: 0 PSIG 3 2080 75 4,763 4
Altura de medicion: 3.550,00 mm Servicio del tangue: Almacenamiento
Altura Total del Casco: 2.525,00 mm API Estandar: ASTH MPMS 224 MANHOLES Y VALVULAS
Altura Sequra de llenado: 2.400,00 mm Capacidad nominal: 500,00 Barriles
Maﬁma Nivel del liguido: 2.450.00 mm Altura Nom [naf.‘ 2.250,00 mm T Dimensicnes
Diametro nominal: 6.703,48 mm Tipo de union: A tope K (pulg) H {mm) I {mm)
Tipo de cubierta: Conico Tipo de fondo: Plana Valvula # 1 4 235 180
Valvula # 2 4 20 180
Valvula # 3 fi i 250
Manhole K 760 195
m:} VOLUMENES MUERTOS {Columnas)
'y
H Dascripcion
\» 2 unidades de perfil UPN 160
4
I
TANQUE K-02
INFORMACION GENERAL DESCRIPCION DE LAS LAMINAS DEL CASCO
Anillo ¢ Circunfarencia Altura del Espesor | Laminas
Propietario: ECOPETROL 5. A. Contenido del tangue: Crudo Parafinico {mm) anilla {mm) {mm) por anilla
Localizacicn: Estacion Colorada Gravedad: 32 APl i 20950 1840 4,763 4
Fabricante: Temperatura del liguido: 1000 F 2 20580 10 4 763 4
Constructor: Lectura manometro: 0 PSIG 3 20980 75 4,763 4
Altura de medicion: 3.550,00 mm Servicio del tanque: Almacenamiento
Altura Total del Casco: 2,525 00 mm APIEstandar: ASTM MPMS 224 MANHOLES Y VALVULAS
Altura Sequra de Nenado: 2.400,00 mm Capacidad nominal: 500,00 Barriles
Malximo Nivel del liguido: 2.450,00 mm Altura Homr"naf.' 227370 mm e Dimensiones
Diametro nominal: 6.668,46 mm Tipo de union: A tope K (pulg) H{mm) 1{mm)
Tipo de cubierta: Conico Tipo de fondo: Plano Valvula# 1 4 235 180
Valvula % 2 4 220 180
Valula # 3 g 270 250
Manhals 4 760 195

I
|

VOLUMENES MUERTOS (Columnas)

Descripeion

2 unidades de perfil UPN 160




ECUACIONES DE AFORO

CMAC LTDA

Ing. Civil, Mecanica. Aforos v Consultorias

MNit: 800.174.936 - 7

TK 01

ANILLO ?(ESDE HASTA ECUACIONES K 01
cims X cms

7 0,00 16,00 | v [ = | 2.2176407156 [ X | + [}

1 16,00 16,89 | Y | = | 2.020698186 | X | + - 1722

7 16,60 16,30 | ¥ | = | 2.221607929 | X | + - 3/49

1 16,30 10,30 | Y | = | 2.222517672 | X | + - 7/90

1 16,30 27 11 ¥ | = | 2224427113 | x | + - 11/96

7 27,11 28,61 Y | = | 2.223511387 | % | + = &/89

7 28,61 34.70 | Y | = | 2222607644 | X | + - 57

7 34,70 46,47 | Y | = | 2.220608186 | X | + 0

7 46,47 10563 | ¥ | = | 2.006380720 | X | + ~16/61

7 105,53 | 183.60 | Y | = | 2.220608186 | X | + 23/68

Z 183,50 | 24500 | Y | = | 2.220003858 | X | + 3/10

3 345,00 | 25260 | ¥ | = | 2.220060398 | X | + 277

Ing. Civil, Mecanica, Aforos v Consultorias
MNit: 800.174.936 -7
AniLLo | DESDE | HASTA ECUACIONES K 02
X cms X cms

i 0,00 16,00 Y| = | 2794699763 [ X | + Q
1 16,00 16,89 Y| = | 27197556633 | X | + - 1522
1 16,89 18,39 ¥ | = | 2198466376 | X | + - 34
i 18,39 19,30 Y| = | 27993767719 | X | + - 790
il 19 .30 27,11 Y| = | 2201279577 | X | + - 11/96
1 2711 28,61 Y| = | 2200369834 | X | + - 8789
1 28,61 34,70 ¥ = | 21994600097 | X | + - 347
il 34, 70 46,47 Y| = | 2197556633 | X | + [
il 46,47 105,53 ¥ = | 2203248176 | X | + - 16617
1 105,53 184 00 Y| = | 27197556633 [ X | + 23/68
2 184,00 245 00 Y| = | 21977594871 | X | + 2803
3 24500 252,50 ¥ | = 271978234071 [ X | + 27
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RESUMEN TANQUE 01

TANQUE TK 01

RESUMEN TANQUE 02

TANQUE TK 02

CALIBRACION DEL FONDO CUERPO DEL CILINDRO
ALTURA VOLUMEN | INCREMENTO |ALTURA VOLUMEN |ALTURA VOLUMEN |TABLA DE FRACCIONES
mms Barriles Barriles/mim cms Barriles cms Barriles
1] 0,00 1 222 190 422 27 DESDE HASTA
30 6,65 0,22 10 2218 200 444 45 cm cim
50 11,09 0,22 20 4437 210 466,69
70 15,52 022 30 56,61 220 483,90 16 245,00
110 24,40 0,22 40 83,83 230 511,11 |ALTURA VOLUMEN
150 3327 0,22 50 111,06 240 53332 cm Barriles
G0 133,32 245,00 544,42 1 222
ALTURA DE REFERENCIA: 3.550 mm 70 155,58 2 4.44
a0 177,85 3 6,66
FECHA AFORO: Mayo 17 de 2006 40 200,11 4 8.8
CONTENIDO: Crudo Parafinico 100 22238 5 11,10
GRAVEDAD: 36 ARl 110 244,62 ] 13,33
TABLA CALCULADA PARA: 100,0 °F 120 266,82 7 15,55
130 289,03 ] 17,77
140 311,24 ] 19,99
150 333,44 mm Barriles
ALTURA MAXIMA LLENADO: 2.450,00 mm 160 355,65 1 0.22
CAPACIDAD MAXIMA: 544 42 Bariles 170 377,86 2 0.44
180 400,06 3 0,67
ALTURA NOMINAL: 2.250,00 mm 4 0,89
CAPACIDAD NOMINAL: 500,00 Barriles ] 1,11
) ) i 1,33
La ca'bracion del El?gue y caleu'os de acusrde con el AP 7 1585
MPMS Capiulo 2 Seccion 24, "Measurement and Ca'braton of :
Upright Cyfindrical Tanks by The Manua! Tank Strapping ? :1 _{'?

CALIBRACION DEL FONDO CUERFPOQ DEL CILINDRO
ALTURA VOLUMEN | INCREMENTO |ALTURA VOLUMEN |ALTURA VOLUMEN [TABLA DE FRACCIONES
mms Barriles Barriles/mm cms Barriles cms Barriles
0 0,00 1 2,19 190 417,88 DESDE HASTA
a0 6,58 0,22 10 21,85 200 435,25 cm cm
50 10,97 0,22 20 43,91 210 461,23
70 15,36 0,22 30 65,92 220 483,41 18 245,00
110 2414 0,22 40 87,90 230 60579 |ALTURA  VOLUMEN
150 32,92 0,22 50 109,90 240 627,76 cm Barriles
&0 131,93 245,00 538,75 1 2,20
ALTURA DE REFERENCIA: 3.550 mm 70 153,97 2 4.40
a0 176,00 3 6,59
FECHA AFORO: Mayo 17 de 2006 ) 198,03 4 8.79
CONTENIDO: Crudo Parafinico 100 220,06 5 10,99
GRAVEDAD: 36 API 110 242,07 6 13,19
TABLA CALCULADA PARA: 100,0 °F 120 264,05 7 15,38
130 286,02 g8 17,58
140 308,00 9 19.78
150 329,97 mm Barriles
ALTURA MAXIMA LLENADO: 2.450,00 mm 160 351,95 1 0.22
CAPACIDAD MAXIMA: 538,75 Barriles 170 373,82 2 0.44
180 395,90 3 0.66
ALTURA NOMINAL: 227370 mm 4 0.88
CAPACIDAD NOMINAL: 500,00 Bamiles ] 1.10
) . g 132
La cafbracion del tal?gue y caloulos de scusrdo con el AP 7 154
MPME Capitule 2 Seccion 24, "Measurement and Catbraton of :
Upright Cyndrical Tanks by The Manua! Tank Strapping 8 1.76
Mathod” yISBmc'n 2B, "Optical Referance Line Mathod™. 9 1,88
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HISTORICO DE TANQUES
Tanque 01 construido en Mayo del 2006
Tanque 02 construido en Mayo del 2006

AFORO TANQUE 01

FECHA AFORD: Mayo 17706 UBICACION: ESTACION COLORADA

CONTENIDD: Crudo Parafindoo CORREGIMIENTD YARIMA

TABLA CALCULADA PARA: 1000 °F GRAVEDAL: 32 AP

ALTURA MAXIMA LLEMADD: 2.450,00 mm ALTURA MNOMINAL: 2.250,00 mm

CAPACIDAD MAXIMA: 544,42 Barriles CAPACIDAD NOMINAL: 500,00 Parriles

ALT REFERENCIA: 3.550 mm

ALTURA VOLUMEN ALTURA VOLUMEN ALTURA VOLLMEN ALTURA VOLLWEN

mm Baithes mim Barres mm Barmies mm Earrlies
0 0,00

10 222 420 o327 83l 184,53 1240 275,70
20 444 430 05,49 341 186,75 1250 27793
i) 6,65 440 oy 850 188,59 1260 280,15
40 8,87 430 £993 8361 19,1 1270 28237
a0 11,08 480 102,15 870 133,43 1280 284,50
&0 133 470 104,38 &0 195,65 1290 286,81
70 15,52 430 106,50 4l 137,69 1.300 38,03
a0 17,74 430 108,33 300 200,11 1.310 91,25
a0 18,96 500 111,06 10 202,34 1.320 29347
100 22,18 510 113,26 321 2,57 1.330 9560
110 24,40 520 115,51 930 206,79 1.340 Hrai
120 26,61 530 117,74 341 209,02 1.350 300,13
130 26,83 540 113,96 351 21,4 1.360 302,35
140 nos 550 12218 261 21347 1370 304,57
150 kL) 580 124 42 a7l 215,70 1.350 306,78
180 3540 570 126,64 950 217,82 1.390 30e,02
170 N 580 128,87 9o 220,15 1400 31124
180 ERE] 550 131,08 1.000 e 1410 31346
130 4215 510 133,32 1.010 224,60 1420 315,66
200 4437 610 133,55 1.020 226,63 1430 31790
210 46,60 620 137,77 1.030 229,06 1440 320,12
el 46,82 630 140,00 1.040 b 1450 32234
230 51,08 640 142,23 1.050 233,51 1460 324,56
240 537 630 144,45 1.060 23573 1470 326,76
250 35,50 6&0 146,56 1.070 237,55 1480 320,00
260 5702 670 148,91 1.080 240,17 1.490 331,22
7 50,94 630 151,13 1.090 242 38 1.500 33344
280 6217 &30 153,36 1.100 244,62 1510 335,66
230 64,38 Toa 155,56 1.110 246,64 1520 337,56
300 66,61 Ti0 157,81 1.120 249,06 1.530 0,11
K3l 6,84 720 160,04 1.130 251,14 1.540 4233
320 71,06 730 162,26 1.140 253,50 1.350 344,55
330 73,26 740 164 40 1.150 255,12 1.560 Me,7T
340 75,50 70 166,72 1.160 257,04 1570 346,90
350 .73 T&0 168,94 1.170 280,16 1.580 5121
380 7R85 T 17147 1.130 282,34 1.590 353,43
370 3217 70 173,40 1.190 284 B0 1,600 355,65
380 34,38 70 175,62 1.200 266,62 1.610 5787
350 36,61 &I0 177,85 1.210 269,04 1.620 350,00
400 36,83 g10 150,08 1.220 M. 1.630 36231
410 91,05 g20 182,30 1.230 27345 1,640 364,53
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TK 01

FECHA AFORD: Mayo 17706 URICACION: ESTACION COLORADA
CONTEMIED: Crudo Parafinieo CORREGIMIENTD YARIMA
TABLA CALCULADA PARA: 100,0 °F GRAVEDAD: iz APl
ALTURA MAXIMA LLEMAT 2. 450,00 mm ALTURA MOMINAL: 2.250,00 mm
CAPACIDAD MAXIMA: 544,42 Barriles CAPACIDAD NOMIMAL: 500,00 Barriles
ALT REFERENCIA: 3.550 mm

ALTURA VOLUMEN ALTURA VOLLMEN ALTURA VOLLMEN ALTURA VOLLMEN

] Bairhes T Barles mm Baiies mm Earries

1,850 36,73 2050 458,50 2450 544,42

1.660 388,57 2060 457,81

1.670 ar,e 207 460,03

1,680 ara4z 2080 462,25

1.6590 375,84 21050 464 2T

1.700 37T.EG 2100 468,62

1.710 380,08 2110 458,91

1.720 382,20 2120 47112

1.730 84,82 2130 473,35

1.740 386,74 2.141 47557

1.750 388,56 2150 477,70

1.760 331,18 2160 450,02

1770 383,40 217 452,24

1.780 335,82 2160 48446

1.790 35T B4 2150 450,66

1.300 400,06 2200 458,90

1.510 402,58 2210 491,12

1.520 414,51 224 493 34

1330 476,73 223 493,56

1,840 408,55 2241 4497 .7E

1.850 411,97 2230 200,00

1.360 413,39 2260 o022

1.870 415,81 227 S04.4%

1.850 417,53 2260 208,57

1.940 420,05 2280 308,35

1.900 42237 2.300 2111

1.910 424,49 2.310 313,33

1.920 426,M 2321 315,55

1330 428,54 2.3 AT

1341 41,16 2.340 514,99

1950 433,35 2.350 2221

1.960 435,80 2360 S2443

1.4970 437 82 231 526,85

1.950 440,04 2.3E0 528,58

1.990 42205 2350 331,10

2000 424 48 2400 533,32

210 445,70 2410 53554

21020 445,52 241 33776

2030 431,94 2431 538,96

2041 433,26 2.440 242,20
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AFORO TANQUE 02

FECHA AFORO: Mayo 17906

COMNTEMIED: Crido Parafrdos
TABLA CALCULADA PARA: 1000 F
ALTURA MAXIMA LLERMADD: 2.450,00 mm

CAPACIDAD MAXIMA:

ALTURA VOLUMEN
ITum Bamies
0 5,00
10 218
20 4,30
K i} 6,56
a0 8,76
S0 10,87
Gl 12,147
o 1536
30 17,56
an 19,75
100 2185
110 2414
120 2834
130 26,53
140 303
120 3z
160 3512
170 Ira
180 30,51
130 41,1
200 439
210 48,11
220 463
230 5051
240 SETE
250 54,82
260 Tz
270 503z
280 61,52
230 63,72
300 65,92
30 6B, 12
320 7032
a0 TiaZ
340 7472
320 T6.92
360 o1
370 31,31
380 43,51
50 a5.7
400 37,80
410 a0, 10

TK 02

UBICACION: ESTACION COLORADA

CORREGIMIENTD YARIMA
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GRAVEDAL: iz AP
ALTURA MORMIMAL: 227370 mm
538,75 Barriles CAPACIDAD NOMIMNAL: 500,00 Barriles
ALT REFEREMNCIA: 3.550 mm

ALTURA VOLLUWEN ALTURA VOLLIMEN ALTURA VOLUMEN
mm Barniss mm Barmias mm Earmies
420 &30 830 182,61 12410 27rad
430 L2 50 8410 184,E1 1250 275,03
420 &45,69 850 187.01 1260 2rT.23
420 &5,G3 860 188,22 1.270 ITead
480 101,09 arl 131,42 1.2&0 281,83
470 103,28 850 133,62 1.200 283,82
430 105,48 8ad 135,63 1.300 286,02
430 107,70 300 138,03 1.310 J8E22T
500 108,30 Ll 200,23 1.320 2042
510 11210 920 202,44 1.330 29z a1
20 114,31 230 204.BL 1.341 234,31
530 116,51 240 206,64 1.350 247,01
40 118,71 350 208,05 1.360 29821
Sz0 120,82 360 211,25 1.370 201,20
S0 123,12 gl 21345 1.360 203,50
370 125,32 350 215,66 1.340 305,80
30 127,53 9ag 217,64 1.400 206,00
30 128,73 1.000 220,06 1.4110 2012
510 131,92 1.010 222,27 1.420 31238
a0 134,14 1.020 22447 1430 314,52
G20 138,34 1.030 226,E7 1.441 JE72
530 138,54 1.040 226,63 1430 31E,9E
G40 140,75 1.050 231,08 1.460 321,18
=51 142,95 1.060 233,23 1470 323,36
&0 145,15 1.07D 23543 1.4&0 225,5E
670 147,36 1.030 237 67 1.440 2T
&30 149,56 1.090 2308,E7 1.200 J2oar
&30 151,76 1.400 242,07 1.510 23T
vao 153.97 1.410 24427 1.520 334,37
i 15617 1.120 246,44 1.230 236,36
Va0 158,37 1.130 245,E8 1.241 23E.76
70 160,57 1.140 230,65 1.550 40,96
van 162,76 1.150 233,04 1260 H316
Vel 164,9E 1.160 285,25 .27 245,35
TEl 167,1E 1.470 257 45 1.560 HT.55
o 169,38 1.130 239,65 1.250 24875
van 171,58 1.190 281,E5 1,600 25185
Va0 173,79 1,200 284,05 1.610 234,14
&0 176,00 1.210 266,24 1.620 356,34
a10 178,20 1.20 28844 1830 25E.54
20 180,40 1.230 270,64 1640 250,74



TK 02

FECHA AFORD: Mayo 1706 UBICACION: ESTACION COLORADA
CONTEMIED: Crudo Parafirdeo CORREGIMIENTD YARIMA
TABLA CALCULADA PARA: 1000 °F GRAVEDAL: IZAPI
ALTURA MAXIMA LLEMADC: 2.450,00 mm ALTURA MOMINAL: 227370 mm
CAPACIDAD MAXIBA: 528,75 Barriles CAPACIDAD NORIMAL: 500,00 Parriles

ALT REFERENCIA: 3.550 mm

ALTURA VOLUMEN ALTURA VOLLMEN ALTURA VOLLUMEN ALTURA VOLLWEN

mm Bamies M Banies mm Baimies mm Earmies
1.650 JE2.5d 2050 450,34 2450 538,75
1.660 3E5,13 2.0€e0 453,04
1.670 367,23 2070 45524
1.680 389,53 2.0E0 45742
1.690 K ] 2080 453,53
1.700 3732 2.100 461,33
1.710 376,12 2.110 464,02
1.720 378,32 2120 450,23
1.730 380,52 2130 453,22
1.740 a2 2140 470,52
1.750 384,51 2150 47252
1.760 3T 2.1€0 47502
.77 89,41 2,170 477,21
1.760 391,50 2160 473,41
1.790 393,70 2180 481,51
1.800 335,50 2.200 483,31
1.810 338,10 2.210 458,01
1.820 400,29 22210 458,20
1.830 40248 2230 49140
1.840 404 B8 2240 492 50
1.850 406,68 2280 484 50
1.860 409,08 2260 498,98
.87 411,26 2.2T0 49315
i.880 41348 2260 201,32
1.890 415,68 2280 203,50
1.900 417,68 2300 S0z, 72
1.910 420,07 2.310 =07.9E
1.920 422,27 2320 10,16
1.930 424 47 2330 212,36
1.941 426,67 2340 214,56
1.950 428.E6 2380 16,77
1.960 431,06 2360 518497
1.970 433,26 2370 22117
1.980 43546 2360 o237
1.990 437 BB 2380 S25,5T
2,000 438.E5 2400 2776
2010 44205 24170 523,96
20240 444,75 2420 z32,16
2030 446,45 2430 254,36
2,041 445,84 2440 236,55
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4. PINTURA TUBERIA Y TANQUES

La norma de ECOPETROL S. A. nimero ECP-GTP-F-38-NIP-57-04 SUMINISTRO Y
APLICACION DE PINTURA PARA TUBERIA Y EQUIPOS sera la especificacion mas
general a aplicar en la pintura de tanques, recipientes a presion, equipos y pintura de este
Contrato.

NORMAS Y CODIGOS APLICABLES

> SSPC Surface Preparation Specification of the Steel Structures Painting Council

SSPC-AB 1 Mineral and Slag Abrasives
SSPC-SP-1  Cleaning With Dissolver
SSPC-SP-2 Hand Tool Cleaning
SSPC-SP-3 Power Tool Cleaning
SSPC-SP-5 White Metal Blast Cleaning
SSPC-SP-6 Commercial Blast Cleaning
SSPC-SP-8 Chemical Cleaning
SSPC-SP-10 Near White Blast Cleaning

> NACE Surface Preparation of National Association of Corrosion Engineers

TM-01-70 Visual Standard for Preparation of New Steel Air Blast Cleaned with Sand
Abrasive

TM-0175-75 Visual Standard for Surfaces of New Steel Air Blast Cleaned with Sand
Abrasive ASTM American Standard Testing Materials

ASTM A123 Zinc Hot-Galvanized Coatings.

ASTM D1005 Measurement of Dry-Film Thickness of Organic Coatings Using
Micrometers

ASTM D4541 Standard Method for Pull-Off Strength of Coatings Using Portable Adhesion
Testers.

ASTM D4265 Standard Test Method for Indicating Oil or Water in Compressed Air

ASTM D5162 Standard Practice for Discontinuity (Holiday) Testing of Nonconductive

Protective Coating on Metallic Substrates
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> ECP-GTP-F-38-NIP-00-02 Colores de Acabado e Identificacion de Equipos vy

Tuberias
> ECP-GTP-F-38-NIP-57-04 Especificacion técnica para el suministro y aplicaciéon
de pintura para tuberias y equipos

CLASIFICACION DE INFRAESTRUCTURA

La aplicacién de pintura a la infraestructura metdlica se realiza de acuerdo al tipo de
facilidad y condiciéon de operaciéon como es:

. Tuberia aérea

. Tuberia enterrada

. Tanques de almacenamiento
o Vasijas a presion

. Estructura Metalicas

CONDICIONES AMBIENTALES

Las condiciones ambientales prevalecientes en las zonas de los trabajos son las
siguientes:

Minima 64 %
Humedad relativa Maxima 88 %
Promedio 79 %

Minima 79,16 °F

Temperatura Maxima 98,08 °F
Promedio 82.22 °F
Radiacion Solar 300 BTU / h-ft?
Precipitacion Pluviométrica Intensidad maxima /mes 624 mm /mes
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CONDICIONES FLUIDO DE PROCESO:

INSTALACIONES

EXPOSICION

Tuberia acero al
carbon aéreas
(pintura exterior)

Ambiente/calor proceso +
salpicaduras con hidrocarburos +
humedad + radiacion solar

Tuberia acero al
carbon enterradas
(pintura exterior)

Suelo/calor procesos +
salpicaduras con hidrocarburos +
humedad

Tanque exterior

Ambiente/calor proceso +
salpicaduras con hidrocarburos +
humedad + radiacion solar

Tanque interior

Ambiente/calor proceso +
salpicaduras con hidrocarburos +
inmersion constante.

Estructura acero al
carbon aéreas

Ambiente/calor proceso +
salpicaduras con hidrocarburos +
humedad + radiacion solar
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ANEXO C TABLAS DE VERIFICACION DE LOS TANQUES K01, K02 Y LOS
SEPARADORES 5008021/22/23

LISTA DE VERIFICACION DE LA INSPECCION APLICADA A LOS TANQUES DE ALMACENAMIENTO K01 Y K02
INSPECTORES REGISTRO PROFESIONAL FECHA:

EMPRESA U ORGANIZACION EJECUTANTE

1. CARACTERISTICAS DE LA INSPECCION

1.1 INSPECCION REALIZADA CON EQUIPO.

() Abierto () Vacio (X) Lleno

2. VERIFICACION DE DOCUMENTOS DEL EQUIPO
2.1 HISTORIA DE INSPECCION

() Conjunto completo ( ) contenido consistente ( ) Andlisis suficiente () Periodicidad adecuada (x) Inexistente
3. INSPECCION EXTERNA

1.2 INICIO DE INSPECCION 1.3 FIN DE INSPECCION

ITEM SITUACION <
a) El equipo se encuentra accesible para inspeccion? Solamente la parte externa.
b) El aislamiento del equipo, si existe, presenta fallas? No existe aislamiento X
c) En caso de que exista aislamiento, hay evidencia de No aplica
linfiltracién de agua o producto?
d) Las partes accesibles del equipo se encuentran No «
integralmente pintadas?
e) La pintura de las partes accesibles del tanque se Concreto
encuentra en buen estado?
f) El soporte del equipo se encuentra en buen estado? Si
|8) Existe inicio de derrame de crudo? No
h) La extensidn accesible de los componentes presenta Si
aspecto superficial uniforme?
i) Se observa perdida de espesor localizada en las partes No

accesibles?

j) Los puntos de control de espesor estan correctamente
identificados
k) La extension accesible del equipo posee deformaciones y

No estan identificados

rotegidos?

No
abolladuras?
1) Fueron identificados reparos con deposicion de No
soldaduras no documentadas en el histérico?
m) Las juntas soldadas estructurales accesibles presentan No
|irregularidades de forma?
n) Las soldaduras accesibles presentan evidencias de un No

control de calidad deficiente?
fi) El equipo se encuentra debidamente aterrizado? No X
0) El sistema de proteccion catddica, en caso de que haya,

No hay

se encuentra operando?
p) Los respiros del equipo pueden ser bloqueados? No X
q) Cuales son los dispositivos de medicidn y control, de que | No son automaticos, medicion manual de crudo a
dispone el tanque? traves de la boquilla de medicion
r) Los dispositivos de medicion y control estan instalados de .

No aplica
modo adecuado?
s) Los dispositivos de medicidn y control se encuentran en .

No aplica
buen estado?
t) si el tanque estuviera operando, cuales son los valores .
s . . . No aplica
indicados por los dispositivos de medicion y control?
u) Existen tornillos o estuches ausentes? No
v) los elementos de fijacion poseen dimensiones adecuadas Si
y estdn debidamente distribuidos?
w) Las caracteristicas observadas en campo son coherentes si

con la documentacién del tanque?
4. COMENTARIOS

No existe polo a tierra, los tornillos se encuentran corroidos, la pintura de la boquilla, cuello de ganzo y
boquilla auxiliar del techo de tanque K-02 se encuentra en mal estado
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LISTA DE VERIFICACION DE LA INSPECCION APLICADA AL RECIPIENTE A PRESION (SEPARADOR)

INSPECTORES

REGISTRO PROFESIONAL

EMPRESA U ORGANIZACION EJECUTANTE

1. CARACTERISTICAS DE LA INSPECCION

1.1 INSPECCION REAUZADA CON EQUIPO.

1.2 INICIO DE INSPECCION |1.3 FIN DE INSPECCION

() Parado () Operando

2. VERIFICACION DE DOCUMENTOS DEL EOUIPO

2.1 CARACTERISTICAS DE LA HISTORIA

() Original () Inexistente () No avalado

2.2 MANUAL DE OPERACION

() Especifico del vaso ( ) Referente al sistema () Completo () En espafiol () A disposicidn de los operadores

() Inexistente () No avalado () No aplicable

2.3 REGISTRO DE SEGURIDAD

() Especifico del vaso () Completo () Actualizado () Inexistente () No avalado

2.4 RELATORIOS DE INSPECOON

() Conjunto completo () Contenido consistente () Andlisis suficiente () Periodicidad adecuada () Inexistente

2.5 OTROS DOCUMENTOS RELACIONADOS

3. INSPECCION EXTERNA

ITEM SITUACION
a) El recipiente se encuentra accesible para inspeccion? Falta de escaleras X
b) El recipiente posee aislamiento? No X
c) El aislamiento del equipo, si existe, presenta fallas? No existe
d) En caso de que exista aislamiento, hay evidencia de infiltracién de No
agua o producto en el mismo?
e) Las partes accesibles del recipiente se encuentran integramente si
pintadas?
f) La pintura de las partes accesibles del recipiente se encuentra en buen Si
estado?
g) Existe indicio de derrame de producto? No
h) La extension accesible de las partes sometidas a presidn presenta Si
aspecto superficial uniforme?
i) Se observa pérdida de espesor localizada en las partes accesibles al No
casco?
j) Se observa pérdida de espesor localizada en las partes accesibles del
cuello y bridas?
k) Los puntos de control de espesor estan correctamente identificados y No aplica
protegidos?
1) La extensidn accesible del recipiente posee deformaciones y No
abolladuras?
m) Fueron identificados reparos con deposicidn de soldaduras no No
documentadas en el histérico?
n) Las juntas soldadas estructurales accesibles presentan irregularidades No
de forma?
f) Las soldaduras accesibles presentan evidencias de un control de
calidad deficiente?
o) El equipo se encuentra debidamente aterrizado? No X
p) El recipiente dispone de valvulas de seguridad instaladas Si
directamente en el casco?
q) El recipiente dispone de algun otro dispositivo directamente en el
casco?
r) Cudl es el cédigo de la valvula de seguridad del recipiente?
s) Los dispositivos de seguridad estdn instalados de modo adecuado? Si
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LISTA DE VERIFICACION DE LA INSPECCION APUCADA AL RECIPIENTE A PRESION (SE PARADOR) - CONTINUACION

INSPECTORES REGISTRO PROFESIONAL

EMPRESA U ORGANIZACION EJECUTANTE

3. INSPECCION EXTERNA

ITEM SITUACION
t) Alguno de los dispositivos de seguridad pueden ser bloqueados? Si hay valvula de compuerta
u) Hay algiin mecanismo que impida el bloqueo inadvertido de los No «
dispositivos de seguridad?
v) Las vélvulas de seguridad se encuentran debidamente pintadas? No X
w) Los dispositivos de seguridad se encuentran en buen estado? Si
x) La presion de alivio es compatible con la PMAT y con las presiones de
operacién del recipiente?
V) I?e‘que dispositivos de medicién y control, y sus cédigos dispone el Manometro
recipiente?
Z) Los dispositivos de medicidn y control estan instalados de modo
adecuado?

aa) Los dispositivos de medicidn y control se encuentran en buen estado?

bb) La escala del manémetro es compatible con las presiones de alivio de
operacién del recipiente?

cc) Si el recipiente estuviera operando, cual seria el valor indicado por el
dispositivo de medicién?

dd) Existen tomillos ausentes en las partes sometidas a presion?

ee) Los elementos de fijacion poseen dimensiones adecuadas y estan
debidamente distribuidas?

ff) Las caracteristicas observadas en campo son coherentes con los
documentos del recipiente?

4. COMENTARIOS

No tienen tapa manhol para realizar inspeccion interna y mantenimiento, no presenta polo a tierra.
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ANEXO D TABLAS DE VERIFICACION DE LA TUBERIA DE CRUDO Y GAS

COROSION EXTERNA
Sitio a inspeccionar Mecanismo de daiio
Corrosion por rendijas (espacio entre la
tuberia y las abrazaderas o los puntos de

contacto)
Corrosién localizada por ampollamiento o

desprendimiento
Corrosidén en drea adyacente al
recubrimiento en tuberias enterradas
COROSION INTERNA

Abrazaderas y puntos de
apoyo

Pintura o Recubrimiento

Interface tierra aire

Codos 0 accesorios con

i ] o Corrosidn - Erosion por aumento de
cambios en direccién del

velocidad, por impacto o por perturbacion

flujo
Lineas en aguas agrias Agrietamiento y Ampollamiento
METODOLOGIA APLICACION
Inspeccion Visual Exterior de tuberia y accesorios
Medicion d fall
Ultrasonido edicion e.espes.ores y fallas e
agrietamiento
DETALLE Fecha Inspector Estado
1. Escape

*Proceso

2. Desalinamiento

¢ Tuberia desalineada 3.
Soportes eSoportes

inadecuados
eDistorsion/Rotura de
abrazaderas

eCorrosion en los
soportes

4. Corrosion

eDeterioro de pintura o
recubrimiento einterfase
tierra-aire

126



ANEXO E REGISTRO DE ESPESORES DE LOS TANQUES, SEPARADORES Y
TUBERIA DE CRUDO YGAS

EJES DE MEDICION CUERPO TANQUE K-01

ESPESORES (in,

PERIMETRO cA OBSERVACIONES
0° 60° 120° 180° 240° 300° | PROMEDIO | RETIRO MINIMO
1 0,265 0,265 0,264 0,285 0,264 0,266 0,268 0,0159 0,264 0,252 ANILLO 1
2 0,272 0,263 0,258 0,285 0,262 0,266 0,268 0,0159 0,258 0,252 ANILLO 1
3 0,26 0,278 0,258 0,259 0,26 0,282 0,266 0,0159 0,258 0,250 ANILLO 1
4 0,261 0,283 0,262 0,278 0,263 0,264 0,269 0,0159 0,261 0,253 ANILLO 1
5 0,26 0,263 0,264 0,259 0,263 0,263 0,262 0,0159 0,259 0,246 ANILLO 1
6 0,261 0,262 0,263 0,26 0,263 0,264 0,262 0,0159 0,260 0,246 ANILLO 1
7 0,259 0,262 0,263 0,261 0,263 0,282 0,265 0,0027 0,259 0,262 ANILLO 2
3 0,257 0,259 0,263 0,261 0,262 0,259 0,260 0,0027 0,257 0,257 ANILLO 3
EJES DE MEDICION BOQUILLAS CUERPO K-01
PUNTO i ESPESOR OBSERVACIONES
0° 90° 180° 270° PROMEDIO
1 0,26 0,257 0,252 0,257 0,257 MANHOLE D=20in
2 0,281 0,277 0,281 0,278 0,279 VALVULA ENTRADA D=4in
3 0,253 0,252 0,231 0,252 0,247 BRIDA CIEGA D=4in
4 0,233 0,233 0,234 0,243 0,236 VALVULA DE SALIDA D= 6in
PUNTO ESPESORES TECHO K - 01 ESPESOR (in)
AREA OBSERVACIONES
1 2 3 PROMEDIO RETIRO
1 0,175 0,174 0,185 0,178 0,09 LAMINA 1
2 0,204 0,192 0,191 0,196 0,09 LAMINA 2
3 0,209 0,189 0,187 0,195 0,09 LAMINA 3
4 0,192 0,189 0,205 0,195 0,09 LAMINA 3
5 0,188 0,189 0,2 0,192 0,09 LAMINA 4
6 0,184 0,183 0,184 0,184 0,09 LAMINA 5
7 0,191 0,189 0,206 0,195 0,09 LAMINA 5
8 0,21 0,189 0,186 0,195 0,09 LAMINA 5
9 0,192 0,188 0,188 0,189 0,09 LAMINA 6
10 0,192 0,188 0,188 0,189 0,09 LAMINA 7
11 0,182 0,208 0,192 0,194 0,09 LAMINA 7
12 0,188 0,187 0,188 0,188 0,09 LAMINA 7
13 0,188 0,187 0,187 0,187 0,09 LAMINA 8
14 0,206 0,209 0,189 0,201 0,09 LAMINA 9
15 0,211 0,21 0,209 0,210 0,09 LAMINA 9
16 0,199 0,208 0,188 0,198 0,09 LAMINA 10
EJES DE MEDICION BOQUILLAS TECHO K-01 ESPESOR
PUNTO OBSERVACIONES
0° 90° 180° 270° PROMEDIO
1 0,28 0,262 0,26 0,28 0,271 MANHOLE D=20in
2 0,279 0,279 0,28 0,281 0,280 BOQUILLA D=6in
3 0,281 0,279 0,281 0,279 0,280 BOQUILLA D=6in
4 0,197 0,215 0,22 0,206 0,210 BOQUILLA D=3in
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PERIVETRO EJES DE MEDICION CUERPO TANQUE K-02 ESPESORES (in ca | osservaciones
0 60° 120° 180° 240° 300° PROMEDIO | RETIRO MINIMO
1 0,301 0,268 0,265 0,265 0,263 0,256 0,270 0,0159 0,2560 0,2538 ANILLO 1
2 0,262 0,268 0,264 0,262 0,262 0,256 0,262 0,0159 0,2560 0,2465 ANILLO 1
3 0,262 0,267 0,266 0,262 0,275 0,256 0,265 0,0159 0,2560 0,2488 ANILLO 1
4 0,259 0,259 0,254 0,265 0,257 0,258 0,259 0,0159 0,2540 0,2428 ANILLO 1
5 0,261 0,262 0,257 0,266 0,259 0,26 0,261 0,0159 0,2570 0,2450 ANILLO 1
6 0,263 0,261 0,258 0,267 0,26 0,26 0,262 0,0159 0,2580 0,2456 ANILLO 1
7 0,264 0,263 0,257 0,265 0,259 0,261 0,262 0,0026 0,2570 0,2589 ANILLO 2
8 0,26 0,257 0,255 0,263 0,253 0,253 0,257 0,0026 0,2530 0,2542 ANILLO 3
EJES DE MEDICION BOQUILLAS CUERPO K-02 ESPESOR
PUNTO OBSERVACIONES
0° 90° 180° 270° PROMEDIO
1 0,258 0,259 0,256 0,257 0,258 MANHOLE D=20in
2 0,229 0,231 0,228 0,229 0,229 VALVULA ENTRADA D=4in
3 0,25 0,228 0,229 0,229 0,234 BRIDA CIEGA D=4in
4 0,279 0,277 0,28 0,279 0,279 VALVULA DE SALIDA D= 6in
PUNTO ESPESORES TECHO K-02 ESPESOR (in)
AREA OBSERVACIONES
1 2 3 PROMEDIO RETIRO
1 0,209 0,186 0,187 0,194 0,09 LAMINA 1
2 0,184 0,186 0,183 0,184 0,09 LAMINA 2
3 0,188 0,192 0,209 0,196 0,09 LAMINA 3
4 0,211 0,192 0,187 0,197 0,09 LAMINA 3
5 0,191 0,19 0,192 0,191 0,09 LAMINA 4
6 0,233 0,187 0,186 0,202 0,09 LAMINA 5
7 0,19 0,194 0,193 0,192 0,09 LAMINA 5
8 0,19 0,2 0,192 0,194 0,09 LAMINA 5
9 0,19 0,188 0,208 0,195 0,09 LAMINA 6
10 0,191 0,226 0,19 0,202 0,09 LAMINA 7
11 0,191 0,192 0,21 0,198 0,09 LAMINA 7
12 0,192 0,192 0,19 0,191 0,09 LAMINA 7
13 0,188 0,189 0,186 0,188 0,09 LAMINA 8
14 0,192 0,193 0,189 0,191 0,09 LAMINA 9
15 0,227 0,19 0,195 0,204 0,09 LAMINA 9
16 0,194 0,191 0,208 0,198 0,09 LAMINA 10
EJES DE MEDICION BOQUILLAS TECHO K-02 ESPESOR
PUNTO OBSERVACIONES
0° 90° 180° 270° PROMEDIO
1 0,263 0,263 0,263 0,262 0,263 MANHOLE D=20in
2 0,28 0,28 0,28 0,277 0,279 BOQUILLA D=6in
3 0,288 0,277 0,278 0,279 0,281 BOQUILLA D=6in
4 0,21 0,208 0,201 0,23 0,212 BOQUILLA D=3in
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EJES DE MEDICION ESPESORES SEPARADOR 5008021 ESPESOR (in) ]
PERIMETRO C.A (in) OBSERVACIONES
0 90° 180° 270° PROMEDIO | RETIRO MINIMO
1 0,378 0,372 0,336 0,362 0,362 0,0269 0,336 0,335 CUERPO
2 0,375 0,377 0,367 0,373 0,373 0,0269 0,367 0,346 CUERPO
3 0,377 0,378 0,363 0,373 0,373 0,0269 0,363 0,346 CUERPO
4 0,376 0,377 0,361 0,371 0,371 0,0269 0,361 0,344 CUERPO
5 0,378 0,378 0,355 0,370 0,370 0,0269 0,355 0,343 CUERPO
6 0,377 0,368 0,355 0,367 0,367 0,0269 0,355 0,340 CUERPO
7 0,373 0,372 0,375 0,373 0,373 0,0269 0,372 0,346 CUERPO
8 0,377 0,372 0,382 0,377 0,377 0,0269 0,372 0,350 CUERPO
9 0,377 0,373 0,348 0,366 0,366 0,0269 0,348 0,339 CUERPO
10 0,375 0,377 0,346 0,366 0,366 0,0269 0,346 0,339 CUERPO
11 0,377 0,378 0,375 0,377 0,377 0,0269 0,375 0,350 CUERPO
12 0,358 0,376 0,37 0,368 0,368 0,0269 0,358 0,341 CUERPO
13 0,378 0,368 0,373 0,373 0,373 0,0269 0,368 0,346 CUERPO
14 0,361 0,348 0,36 0,365 0,359 0,0317 0,348 0,327 CABEZAL SUPERIOR
15 0,356 0,36 0,357 0,358 0,358 0,0317 0,356 0,326 CABEZAL SUPERIOR
EJES DE MEDICION ESPESORES SEPARADOR 5008022 ESPESOR (in) )
PERIMETRO C.A (in) OBSERVACIONES
0 90° 180° 270° PROMEDIO | RETIRO MINIMO
1 0,355 0,358 0,364 0,317 0,349 0,1290 0,317 0,220 CUERPO
2 0,353 0,315 0,365 0,356 0,347 0,1290 0,315 0,218 CUERPO
3 0,345 0,358 0,364 0,36 0,357 0,1290 0,345 0,228 CUERPO
4 0,352 0,331 0,363 0,362 0,352 0,1290 0,331 0,223 CUERPO
5 0,344 0,319 0,365 0,357 0,346 0,1290 0,319 0,217 CUERPO
6 0,335 0,321 0,364 0,353 0,343 0,1290 0,321 0,214 CUERPO
7 0,354 0,364 0,364 0,36 0,361 0,1290 0,354 0,232 CUERPO
B 0,353 0,359 0,362 0,353 0,357 0,1290 0,353 0,228 CUERPO
9 0,364 0,358 0,356 0,36 0,360 0,1520 0,356 0,208 CABEZAL SUPERIOR
10 0,356 0,36 0,364 0,364 0,361 0,1520 0,356 0,209 CABEZAL SUPERIOR
PUNTO EJES DE MEDICION ESPESORES SEPARADOR 5008023 ESPESOR (in) CA (in) OBSERVACIONES
0° 90° 180° 270° PROMEDIO | RETIRO MINIMO
1 0,365 0,366 0,37 0,368 0,367 0,0172 0,365 0,350 CUERPO
2 0,372 0,373 0,374 0,37 0,372 0,0172 0,370 0,355 CUERPO
3 0,365 0,366 0,37 0,368 0,367 0,0203 0,365 0,347 CABEZAL SUPERIOR
4 0,372 0,373 0,374 0,37 0,372 0,0203 0,370 0,352 CABEZAL SUPERIOR
5 0,364 0,365 0,357 0,356 0,361 0,0203 0,356 0,340 CABEZAL INFERIOR
6 0,364 0,365 0,36 0,356 0,361 0,0203 0,356 0,341 CABEZAL INFERIOR
TUBERIA DE CRUDO 3"
pUNTO | DAMETRO [ e EJES DE MEDICION ESPESORES ESPESOR (in) A OBSERVACIONES
NOMINAL 0 90° 180° 270° | promEDIO | RETIRO | mINIMO | NOMINAL
1 4 40 0,218 0,218 [o0,221 0,219 0,219 0,1304 0,218 0,237 0,088
2 4 40 0,235 0,235 0,235 0,235 0,235 0,1304 0,235 0,237 0,105 Codo
3 4 40 0,234 0,234 0,234 0,234 0,234 0,1304 0,234 0,237 0,104 Niple 14 cm
4 4 40 0,212 0,212 0,225 0,225 0,219 0,1304 0,212 0,237 0,082 Codo
5 4 40 0,233 0,233 0,233 0,234 0,233 0,1304 0,233 0,237 0,103 Niple 14 cm
6 4 40 0,234 0,234 0,251 0,234 0,238 0,1304 0,234 0,237 0,104 Entre TML5 y 6 Brida
7 4 40 0,244 0,244 0,24 0,24 0,242 0,1304 0,240 0,237 0,110
B 4 40 0,246 0,246 0,236 0,236 0,241 0,1304 0,236 0,237 0,106 Codo
9 4 40 0,235 0,235 0,238 0,241 0,237 0,1304 0,235 0,237 0,105
10 4 40 0,211 0,211 0,251 0,242 0,229 0,1304 0,211 0,237 0,081
11 4 40 0,236 0,236 0,236 0,237 0,236 0,1304 0,236 0,237 0,106 Codo
12 4 40 0,249 0,249 0,23 0,229 0,239 0,1304 0,229 0,237 0,099
13 4 40 0,237 0,237 0,237 0,256 0,242 0,1304 0,237 0,237 0,107
14 4 40 0,242 0,242 0,237 0,233 0,239 0,1304 0,233 0,237 0,103 Codo
15 4 40 0,233 0,233 0,233 0,234 0,233 0,1304 0,233 0,237 0,103
16 4 40 0,232 0,232 0,236 0,236 0,234 0,1304 0,232 0,237 0,102
17 4 40 0,214 0,214 0,218 0,208 0,214 0,1304 0,208 0,237 0,078 Codo
18 4 40 0,237 0,237 0,235 0,237 0,237 0,1304 0,235 0,237 0,105
19 4 40 0,237 0,237 0,235 0,237 0,237 0,1304 0,235 0,237 0,105
21 3 40 0,214 0,214 0,214 0,214 0,214 0,1188 0,214 0,216 0,095
22 3 40 0,235 0,235 0,234 0,234 0,235 0,1188 0,234 0,216 0,115
23 3 40 0,241 0,241 0,241 0,241 0,241 0,1188 0,241 0,216 0,122 Codo
24 3 40 0,269 0,269 0,244 0,244 0,257 0,1188 0,244 0,216 0,125
25 3 40 0,235 0,236 0,235 0,236 0,236 0,1188 0,235 0,216 0,116
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SCHEDULE | EES DE MEDICION ESPESORES TUBERIA ENTRADA GENERAL ESPESOR (in) cAlliny e —
0° 90° 180° 270° PROMEDIO |  RETIRO MINIMO | NOMINAL
40 0,243 0,218 0,219 0,227 0,227 0,130 0,218 0,237 0,088
40 0,234 0,236 0,255 0,236 0,240 0,130 0,234 0,237 0,104 Codo
40 0,235 0,236 0,238 0,233 0,236 0,130 0,233 0,237 0,103 Niple 14 cm
40 0,218 0,208 0,226 0,239 0,223 0,130 0,208 0,237 0,078 Codo
40 0,255 0,232 0,236 0,261 0,246 0,130 0,232 0,237 0,102 Niple 14 cm
40 0,226 0,225 0,240 0,245 0,234 0,130 0,225 0,237 0,095 Entre TML 5 y 6 brida
40 0,236 0,241 0,235 0,236 0,237 0,130 0,235 0,237 0,105 Entre TML 5 y 6 soporte
40 0,233 0,238 0,234 0,236 0,235 0,130 0,233 0,237 0,103 Codo
40 0,243 0,243 0,244 0,234 0,241 0,130 0,234 0,237 0,104
40 0,265 0,251 0,237 0,236 0,247 0,130 0,236 0,237 0,106 Entre TML 9 y 10 soporte
40 0,238 0,238 0,238 0,238 0,238 0,130 0,238 0,237 0,108 Codo
40 0,231 0,231 0,232 0,240 0,234 0,130 0,231 0,237 0,101
40 0,236 0,236 0,237 0,236 0,236 0,130 0,236 0,237 0,106 Entre TML 13 y 14 brida
40 0,235 0,236 0,235 0,257 0,241 0,130 0,235 0,237 0,105
40 0,232 0,227 0,225 0,236 0,230 0,130 0,225 0,237 0,095
40 0,255 0,250 0,238 0,234 0,244 0,130 0,234 0,237 0,104 Codo
40 0,236 0,235 0,241 0,238 0,238 0,130 0,235 0,237 0,105
40 0,2470 0,244 0,248 0,256 0,249 0,1304 0,244 0,237 0,114
40 0,2370 0,236 0,233 0,235 0,235 0,1304 0,233 0,237 0,103
40 0,2360 0,235 0,234 0,235 0,235 0,1304 0,234 0,237 0,104
40 0,2540 0,249 0,261 0,252 0,254 0,1304 0,249 0,237 0,119 Codo
40 0,2340 0,255 0,235 0,241 0,241 0,1304 0,234 0,237 0,104
40 0,2410 0,242 0,240 0,241 0,241 0,1304 0,240 0,237 0,110
40 0,2370 0,245 0,240 0,248 0,243 0,1304 0,237 0,237 0,107 Codo
40 0,2400 0,241 0,239 0,240 0,240 0,1304 0,239 0,237 0,109
40 0,2410 0,240 0,242 0,240 0,241 0,1304 0,240 0,237 0,110
40 0,2400 0,239 0,240 0,240 0,240 0,1304 0,239 0,237 0,109 Codo
40 0,2390 0,244 0,239 0,240 0,241 0,1304 0,239 0,237 0,109
40 0,218 0,218 0,221 0,219 0,219 0,1304 0,218 0,237 0,088
40 0,235 0,235 0,235 0,235 0,235 0,1304 0,235 0,237 0,105 Codo
40 0,234 0,234 0,234 0,234 0,234 0,1304 0,234 0,237 0,104 Niple 14 cm
40 0,212 0,212 0,225 0,225 0,219 0,1304 0,212 0,237 0,082 Codo
40 0,233 0,233 0,233 0,234 0,233 0,1304 0,233 0,237 0,103 Niple 14 cm
40 0,234 0,234 0,251 0,234 0,238 0,1304 0,234 0,237 0,104 Entre TML 5 y 6 Brida
40 0,244 0,244 0,24 0,24 0,242 0,1304 0,240 0,237 0,110
40 0,246 0,246 0,236 0,236 0,241 0,1304 0,236 0,237 0,106 Codo
40 0,235 0,235 0,238 0,241 0,237 0,1304 0,235 0,237 0,105
40 0,211 0,211 0,251 0,242 0,229 0,1304 0,211 0,237 0,081
40 0,236 0,236 0,236 0,237 0,236 0,1304 0,236 0,237 0,106 Codo
40 0,249 0,249 0,23 0,229 0,239 0,1304 0,229 0,237 0,099
40 0,237 0,237 0,237 0,256 0,242 0,1304 0,237 0,237 0,107
40 0,242 0,242 0,237 0,233 0,239 0,1304 0,233 0,237 0,103 Codo
40 0,233 0,233 0,233 0,234 0,233 0,1304 0,233 0,237 0,103
40 0,232 0,232 0,236 0,236 0,234 0,1304 0,232 0,237 0,102
40 0,214 0,214 0,218 0,208 0,214 0,1304 0,208 0,237 0,078 Codo
40 0,237 0,237 0,235 0,237 0,237 0,1304 0,235 0,237 0,105
40 0,237 0,237 0,235 0,237 0,237 0,1304 0,235 0,237 0,105
40 0,333 0,330 0,335 0,332 0,333 0,130 0,330 0,237 0,200
40 0,197 0,197 0,197 0,198 0,197 0,130 0,197 0,237 0,067 Codo
40 0,245 0,245 0,236 0,236 0,241 0,130 0,236 0,237 0,106
40 0,218 0,218 0,218 0,211 0,216 0,130 0,211 0,237 0,081
40 0,237 0,233 0,237 0,232 0,235 0,130 0,232 0,237 0,102 Codo
40 0,236 0,238 0,235 0,235 0,236 0,130 0,235 0,237 0,105 Entre 53 y 54 Tee
40 0,253 0,253 0,253 0,250 0,252 0,130 0,250 0,237 0,120
40 0,236 0,236 0,236 0,235 0,236 0,130 0,235 0,237 0,105
40 0,227 0,228 0,227 0,226 0,227 0,130 0,226 0,237 0,096
40 0,198 0,197 0,211 0,211 0,204 0,130 0,197 0,237 0,067
40 0,240 0,240 0,241 0,262 0,246 0,130 0,240 0,237 0,110
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TUBERIA DE GAS

PUNTO DIAMETRO SCHEDULE EJES DE MEDICION ESPESORES TUBERIA ENTRADA GENERAL ESPESOR (in) CA (in) OBSERVACIONES
NOMINAL 0° 90° 180° 270° PROMEDIO RETIRO MINIMO NOMINAL
63 3 40 0,223 0,217 0,239 0,217 0,224 0,015 0,217 0,216 0,202
64 3 40 0,217 0,217 0,217 0,218 0,217 0,015 0,217 0,216 0,202 Codo
65 3 40 0,207 0,186 0,186 0,187 0,192 0,015 0,186 0,216 0,171
66 3 40 0,220 0,215 0,220 0,224 0,220 0,015 0,215 0,216 0,200 Codo
67 3 40 0,206 0,206 0,207 0,207 0,207 0,015 0,206 0,216 0,191
68 3 40 0,214 0,214 0,216 0,215 0,215 0,015 0,214 0,216 0,199 Tee
69 3 40 0,261 0,280 0,279 0,294 0,279 0,015 0,261 0,216 0,246
70 3 40 0,218 0,221 0,217 0,216 0,218 0,015 0,216 0,216 0,201
71 3 40 0,215 0,218 0,217 0,217 0,217 0,015 0,215 0,216 0,200
72 3 40 0,215 0,222 0,238 0,254 0,232 0,015 0,215 0,216 0,200
73 3 40 0,204 0,210 0,217 0,205 0,209 0,015 0,204 0,216 0,189 Codo
74 3 40 0,217 0,228 0,215 0,217 0,219 0,015 0,215 0,216 0,200
75 3 40 0,215 0,212 0,229 0,237 0,223 0,015 0,212 0,216 0,197
76 3 40 0,192 0,200 0,184 0,201 0,194 0,015 0,184 0,216 0,169 Codo
77 3 40 0,216 0,219 0,215 0,216 0,217 0,015 0,215 0,216 0,200
78 3 40 0,215 0,214 0,213 0,214 0,214 0,015 0,213 0,216 0,198
79 3 40 0,216 0,217 0,216 0,215 0,216 0,015 0,215 0,216 0,200
80 3 40 0,201 0,207 0,208 0,202 0,205 0,015 0,201 0,216 0,186 Codo
81 3 40 0,220 0,216 0,222 0,222 0,220 0,015 0,216 0,216 0,201
82 3 40 0,207 0,217 0,215 0,216 0,214 0,015 0,207 0,216 0,192
83 3 40 0,214 0,218 0,235 0,222 0,222 0,015 0,214 0,216 0,199 Codo
84 3 40 0,215 0,218 0,217 0,220 0,218 0,015 0,215 0,216 0,200
85 3 40 0,216 0,220 0,217 0,218 0,218 0,015 0,216 0,216 0,201
86 3 40 0,220 0,220 0,221 0,214 0,219 0,015 0,214 0,216 0,199
87 3 40 0,215 0,215 0,213 0,213 0,214 0,015 0,213 0,216 0,198 Codo
88 3 40 0,190 0,189 0,194 0,193 0,192 0,015 0,189 0,216 0,174
89 3 40 0,202 0,221 0,204 0,207 0,209 0,015 0,202 0,216 0,187 Codo
90 3 40 0,201 0,198 0,204 0,207 0,203 0,015 0,198 0,216 0,183
91 3 40 0,217 0,220 0,220 0,224 0,220 0,015 0,217 0,216 0,202 Tee
92 3 40 0,187 0,198 0,194 0,194 0,193 0,015 0,187 0,216 0,172
93 3 40 0,237 0,216 0,216 0,216 0,221 0,015 0,216 0,216 0,201
94 3 40 0,216 0,215 0,216 0,216 0,216 0,015 0,215 0,216 0,200
95 3 40 0,223 0,232 0,229 0,231 0,229 0,015 0,223 0,216 0,208
96 3 40 0,225 0,222 0,222 0,224 0,223 0,015 0,222 0,216 0,207 Codo
97 3 40 0,217 0,214 0,213 0,213 0,214 0,015 0,213 0,216 0,198
98 3 40 0,222 0,224 0,217 0,216 0,220 0,015 0,216 0,216 0,201
99 3 40 0,228 0,229 0,221 0,224 0,226 0,015 0,221 0,216 0,206 Codo
100 3 40 0,223 0,217 0,217 0,229 0,222 0,015 0,217 0,216 0,202
101 3 40 0,217 0,217 0,219 0,218 0,218 0,015 0,217 0,216 0,202
102 3 40 0,217 0,217 0,212 0,217 0,216 0,015 0,212 0,216 0,197
103 3 40 0,217 0,217 0,217 0,216 0,217 0,015 0,216 0,216 0,201 Codo
104 3 40 0,225 0,229 0,230 0,228 0,228 0,015 0,225 0,216 0,210
105 3 40 0,224 0,215 0,216 0,223 0,220 0,015 0,215 0,216 0,200
106 3 40 0,217 0,214 0,215 0,213 0,215 0,015 0,213 0,216 0,198 Codo
107 3 40 0,225 0,237 0,232 0,229 0,231 0,015 0,225 0,216 0,210
108 3 40 0,228 0,227 0,215 0,216 0,222 0,015 0,215 0,216 0,200
109 3 40 0,216 0,222 0,229 0,228 0,224 0,015 0,216 0,216 0,201
110 3 40 0,217 0,215 0,218 0,221 0,218 0,015 0,215 0,216 0,200 Codo
111 3 40 0,237 0,231 0,227 0,225 0,230 0,015 0,225 0,216 0,210

131




ANEXO F ESQUEMA DE TOMA DE ESPESORES DE LOS TANQUES,
SEPARADORES Y TUBERIA DE CRUDO YGAS
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ESQUEMA CUERPO TANQUE ALMACENAMIENTO DE CRUDO K-02
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ESQUEMA CUERPO SEPARADOR GENERAL 5008021
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ESQUEMA CUERPO SEPARADOR PRUEBA 5008022
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ESQUEMA CUERPO SEPARADOR PRUEBA 5008023
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LINEAS DE CRUDO Y GAS

1 SEPARADOR 5008021

2 SEPARADOR 5008022

3 SEPARADOR 5008023
= LINEADE CRUDO
=— LINEADE GAS

>4 VALVULAS
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