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PREFACIO

El presente Reglamento Técnico sustentado en estandares internacionales y en las
mejores practicas de la industria, tiene por objetivo incrementar el nivel de seguridad y
la proteccion ambiental en la operacion de los sistemas de transporte de hidrocarburos
liquidos por tuberias, constituido por oleoductos, poliductos y/o cualquier otra instalacion
permanente y fija para el transporte, carga, descarga, despacho, infraestructura de
captacion, de compresion, acondicionamiento y tratamiento de hidrocarburos.

A tal fin, se establecen los requerimientos técnicos minimos que deben cumplir los
titulares de una concesion o autorizacién de transporte, otorgada en los términos
dispuestos en la Seccién 4° de la Ley N° 17.319 y sus modificatorias, en sistemas de
transporte de hidrocarburos liquidos por tuberias e instalaciones complementarias a
dichos sistemas.

En tal sentido, para el presente Reglamento para el Transporte de Hidrocarburos
Liquidos (en adelante RTHL), se ha determinado como estandar normativo principal, el
Cdédigo ASME B31.4 —Sistemas de Transporte por Tuberias de Liquidos y Lodos,
edicion 2022, de la American Society of Mechanical Engineers (ASME por sus siglas en
inglés) y se han adoptado recomendaciones del Codigo Federal de Regulaciones de los
Estados Unidos de América (CFR, por sus siglas en inglés).

Adicionalmente, se considera el mismo marco normativo para liquidos peligrosos que
pudieran ser transportados por tuberias bajo las mismas condiciones de integridad y
seguridad ambiental.

El RTHL establece condiciones para disefio, trazado de la tuberia, control de la corrosién
y gerenciamiento de integridad de los sistemas de transporte de hidrocarburos liquidos
por tuberias.

Se aplicaran estas disposiciones a las tuberias interjurisdiccionales que atraviesen dos
0 mas provincias, y/o que exporten o importen Petrdleo Crudo en especificacion
comercial, cualquiera de sus derivados y los derivados del Gas Natural, que se
encuentren clasificados como fluidos categoria A o B.

En todos los casos el alcance se refiere a sistemas de tuberias instaladas en tierra o
aéreas.
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INTRODUCCION

El RTHL adopta como mandatorias las prescripciones contenidas en el Cédigo ASME
B31.4 edicion 2022.

El capitulo IX de dicho Cédigo no se considera dentro del alcance del presente
Reglamento ya que en lo referente a las tuberias ubicadas costa afuera, el mismo ha
sido reemplazado por la Resolucion N° 951 de la SECRETARIA DE ENERGIA del
MINISTERIO DE ECONOMIA de fecha 28 de octubre de 2015 que aprobo el
Reglamento Técnico para el Transporte de Hidrocarburos Liquidos y Gaseosos por
Tuberias Submarinas.

En este RTHL se establecen los requerimientos minimos de seguridad en sistemas de
transporte, que deberan cumplir los titulares de una concesion o autorizacion de
transporte teniendo en cuenta que el principal objetivo es priorizar la seguridad, por lo
gue cada operador debera recurrir a las mejores practicas de la industria y a los juicios
ingenieriles pertinentes que le permitan atender todas las restricciones y problemas que
se presenten en cada proyecto en particular.

En los casos de disefio de sistemas nuevos y de modificaciones esenciales, agregados
de tramos o re-ruteo en los casos de tramos o secciones de tuberias existentes, se
debera aplicar este RTHL en su totalidad.

Se deja expresamente establecido en este RTHL que:

e Son de aplicacién obligatoria las prescripciones del Codigo ASME B31.4 edicion
2022 conjuntamente con las indicaciones regulatorias contenidas en el presente
documento.

e Las futuras actualizaciones del Cddigo ASME B31.4 y de todas aquellas normas
referenciadas en el presente RTHL, seran automaticamente adoptadas, salvo
gue contradigan lo prescripto en el mismo, en cuyo caso corresponde adoptar lo
dispuesto en este RTHL.

e Se define en este reglamento técnico el marco de aplicacién especifico de un
sistema formal de Gerenciamiento de Integridad de las instalaciones de
transporte de hidrocarburos liquidos por tuberias.

Las disposiciones establecidas en el presente RTHL seran de aplicacion obligatoria en
todos los sistemas existentes en lo referente a procedimientos de operacion, inspeccion
y mantenimiento, control de la corrosién y gerenciamiento de integridad.

CAPITULO I: ALCANCE Y DEFINICIONES

[.1 Alcance

a) Estan en el alcance de este RTHL las tuberias interjurisdiccionales que crucen dos
0 mas provincias, y/o que exporten o importen Petréleo Crudo en especificacion
comercial y cualquiera de sus derivados como asi también los derivados del gas
natural.
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b) Los sistemas de transporte de hidrocarburos liquidos por tuberias incluidos en el
presente Reglamento se detallan en el Gréfico 1.21.

c) Los requisitos de este RTHL son los adecuados para una operacion en
condiciones normales de presion y temperatura, conforme los estandares de la
industria. Las condiciones anormales o inusuales no estan incluidas, como asi
tampoco detalles de ingenieria y construccion. Todos los trabajos realizados en
instalaciones alcanzadas por este RTHL, deben estar de acuerdo como minimo
con los estandares de seguridad expresados en el mismo.

d) El contenido de este RTHL concierne a la seguridad de las personas tal lo
expresado precedentemente, pero no pretende suplantar las disposiciones de
seguridad industrial aplicable a las diferentes tareas, practicas y procedimientos
de seguridad.

e) Otras consideraciones:
1) Unidades: En este RTHL se adoptan las unidades establecidas en la Ley N°
19.511 de Metrologia (SIMELA), pudiendo indicarse entre paréntesis otras
unidades.

Preservacion del ambiente: Los operadores que disefien, construyan, operen,
mantengan, desafecten y eventualmente abandonen sistemas de tuberias dedicados al
transporte de hidrocarburos liquidos, son responsables y tienen la obligacion de
cumplimentar el presente RTHL y la Disposicion N° 123 de la ex — SUBSECRETARIA
DE COMBUSTIBLES, de la ex — SECRETARIA DE ENERGIA, dependiente del ex —
MINISTERIO DE PLANIFICACION FEDERAL, INVERSION PUBLICA Y SERVICIOS
del 30 de agosto de 2006 o la normativa que la reemplace en el futuro.

I.1.1 Autorizacién de construccion

Los requisitos informativos que se indican a continuacion corresponden a los proyectos
a realizarse o ya realizados en el marco de una Autorizacién de Transporte otorgada en
los términos de la Seccion 4° de Ley N° 17.319 y sus modificatorias.

El operador responsable de las instalaciones debe cumplir con todas las disposiciones
y obligaciones alcanzadas por la presente Resolucién en las etapas de construccion,
habilitacion, puesta en marcha de las instalaciones y operacion.

Por otro lado, de llevarse a cabo futuras ampliaciones o modificaciones en el proyecto
original, el operador debera notificar a la Autoridad de Aplicacién su intencion antes de
llevar a cabo cualquier adecuacion.

I.1.2 Requisitos técnicos informativos

a) Requisitos previos al inicio de la obra:

1) Memoria descriptiva técnica del proyecto: ubicacién del oleoducto y sus
instalaciones de superficie en formato KMZ, materiales constructivos,
caracteristicas del oleoducto y de las instalaciones de superficie (plantas de
bombeo, plantas de tratamiento, trampas de scraper, valvulas de bloqueo
de linea, unidades de medicion, cruces especiales, etc.), presion de disefio
y maxima presion admisible de operacion (MAPO), volimenes maximos
estimados de transporte, previsiones de futuras ampliaciones o
derivaciones a lo largo de la traza del oleoducto;
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2) Comunicacion formal de la designacion del Representante Técnico del
proyecto para intercambio de comunicaciones con la Autoridad de
Aplicacion;

3) Composicion quimica del producto transportado;

4) Protocolo de prueba hidraulica;

5) Cronograma de ejecucion del proyecto, contemplando del disefio hasta la
habilitacion y puesta en servicio, el cual deberd actualizarse en caso de
modificaciones sustanciales;

6) Declaracion Jurada de cumplimiento de la presente norma (basada en
ASME B31.4) para el disefio, construccion y operacion del ducto.

b) Durante la etapa de construccién debera presentarse un informe mensual, con
numeracion correlativa, donde se detalle el avance de la construccion hasta la
conclusion de la misma;

c) Requisitos durante la obra del oleoducto:
1) Comunicacion efectiva del comienzo de las obras;
2) Aviso formal de Habilitacion de la Obra con al menos diez (10) dias habiles
de anticipacion.

d) Requisitos al finalizar la obra
1) Acreditar la obtencion de la Autorizacién de Transporte del proyecto;
2) Planos conforme a obra aprobados en copia digital de:
i.  Diagrama de tuberias e instrumentos (P&ID);

ii. Lay out mecanico (tuberias y equipos) de las etapas de bombeo,
medicion y almacenaje;

iii.  Planos unifilares de la traza del oleoducto;

iv.  Planialtimetrias del trazado del oleoducto (Informacién
georreferenciada del oleoducto y sus instalaciones, la cual debera ser
entregada en archivos con formato “shapefile”);

v. Actas de prueba hidraulica con carta de presion y temperatura;

vi. Informe de inspeccidbn de caliper instrumentado realizado con
posterioridad a la prueba hidraulica;
vii.  Acta de prueba aislacion eléctrica detallada por tramos;
Viii. Solicitud de autorizacion de llenado del ducto;

ix. Toda documentacién que la Autoridad de Aplicacion considere
necesaria para la habilitacibn de la obra, se encuentre 0 no
mencionada en esta Resolucién, deberd estar disponible a solo
requerimiento.

e) Presentacion del acta de comisionado con firma de los responsables técnicos del
operador y del contratista.

f) Requisitos durante la operacién y mantenimiento del oleoducto, anualmente antes
del 31 de marzo, debera remitir:

1) Manuales de operacién y mantenimiento actualizados;

2) Ultima actualizacion del Plan de Emergencia;

3) Resumen de las acciones realizadas para la Prevencion de Dafios;

4) Programa de Gerenciamiento de Integridad y plan de evaluacion base
actualizados;

5) Listado actualizado de las inspecciones internas efectuadas, incluyendo en
cada remision todas las inspecciones efectuadas desde la habilitacion;
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6) Informacion detallada de cambios de tramo realizados en el periodo;

7) Estudios de integridad para cada seccion de oleoducto, el cual consiste en
el establecimiento de las condiciones en que se encuentra el ducto, en
referencia al crecimiento de las anomalias detectadas, con el objeto de
establecer las reparaciones inmediatas y disefiar el plan de excavaciones
para los proximos 5 afios (integridad futura). En base a dicho estudio
combinado con el andlisis de riesgos, el operador debe establecer su plan
de mitigacion de riesgos y presupuestar los gastos de mantenimiento para
los proximos afios.

8) Proteccion catddica. Identificacion y ubicacion precisa de todos sus puntos
de mediciébn de potencial, indicando si se trata de kilométricos o
describiendo sus singularidades. Valor y fecha de ultimos potenciales ON-
OFF y potencial natural (o0 de despolarizacién) medidos;

9) Toda la informacién debe ser presentada Unicamente en formato digital,
conforme los requerimientos que figuran en el sitio web de la Autoridad de
Aplicacion.

[.2 Hidrocarburos Liquidos

Este RTHL establece los requisitos minimos de seguridad para el disefio, el trazado, el
mantenimiento y la integridad de los sistemas de tuberias que transportan hidrocarburos
liguidos y otros por tuberias tales como:

Petréleo crudo.
Condensados.

Gasolina.

Gas licuado de petréleo.
Subproductos del petréleo.

Tuberias a las que aplica (ver Gréfico 1.2.1), en funcién de lo establecido en el Capitulo
| (tuberias interjurisdiccionales):

a) Tuberia que transporta petrdleo en condicion comercial, desde una Planta de
Tratamiento hasta un Oleoducto Troncal, o hasta una Planta de Almacenaje (de
Despacho o de Refineria).

b) Oleoducto Troncal que recibe la produccién de petrdleo en condicién comercial de
varios yacimientos.

¢) Oleoducto que transporta petroleo crudo fuera de especificacion comercial desde
un colector principal de una Concesion de Explotacion hasta una Planta de
Tratamiento de Petréleo, ubicada fuera de los limites de dicha Concesion.

d) Oleoducto entre Planta de Tratamiento y Planta de Almacenaje.
e) Poliducto desde Refineria a Planta de Almacenaje y/o Despacho.
f) Oleoducto/poliducto entre Plantas de Almacenaje o de Despacho.

g) Poliducto que transporta subproductos liquidos desde Plantas de Procesamiento.
de gas natural a otras Plantas de Fraccionamiento, Almacenaje o Despacho.

h) Oleoducto/poliducto entre otros puntos de Recepcion y Despacho de producto.
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i) Cualquier Oleoducto/poliducto destinado a la exportacién o importacion.

Grafico 1.2.1. Detalle de tuberias alcanzadas por el RTHL
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[.3 Exclusiones del alcance de este RTHL

Quedan excluidas del alcance del presente RTHL las siguientes instalaciones:

a) Entubado, tubo o tuberias usados en pozos de petréleo, montajes de bocas de
pozos, colectores, separadores de petréleo y gas, tanques de produccién de
petroleo, otras instalaciones de produccion;

b) Tuberias internas de plantas de tratamiento de petroleo crudo, de plantas de
almacenaje, de procesamiento de gas y refinerias de petroleo;

c) Tuberias de transporte y distribucion de gas natural;
| F-2026-46893021-APN-SSH#MEC
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d) Tuberias de distribucién de GLP.

|.4 Definiciones

Algunos de los términos mas comunes utilizados en este RTHL estan contenidos en el
coédigo ASME B31.4; sin embargo, las siguientes definiciones amplian o complementan
las que se encuentran en dicho codigo.

Accidente: Suceso imprevisto no controlado que deriva en dafios a bienes, servicios, a
la produccion, al ambiente y/o a las personas.

Colector principal: Instalacién que recibe petréleo crudo fuera de especificacién y lo
transporta hasta una planta de tratamiento.

Condensados: Mezcla de hidrocarburos presentes en el gas natural extraido de los
yacimientos que se encuentran en el estado liquido o vaporizado y que son separados
por medio de separadores primarios a 15 °C y a 1 atmdsfera, se presenta en estado
liquido. Tienen una densidad relativa de mas de 0,710 y menor de 0,800 (grados °API
de 68 a 45) una Presion de Vapor Reid a 37,8 °C no mayor de 103,42 kPa (15 psig) y
un punto final de destilacion mayor de 200 °C y menor de 400 °C.

Condiciones anormales: estado que dura un tiempo limitado en el cual el sistema, como
consecuencia de una falla imprevista, se aleja de las condiciones de presién,
temperatura, caudal, composicién quimica (0 combinaciones de mas de una de ellas)
para las cuales fue disefiado.

Controlador: una persona calificada que monitorea y controla de forma remota las
operaciones relacionadas con la seguridad de una instalacion de tuberias a través de
un sistema SCADA desde una sala de control, y que tiene autoridad operativa y
responsabilidad por las funciones operativas remotas de la instalacion de tuberias.

Fluidos Categoria A: fluidos inflamables en estado liquido a presion y temperatura
ambiente. Ejemplos: petréleo crudo, condensado, gasolina, subproductos liquidos del
petréleo.

Fluidos Categoria B: fluidos inflamables y/o que se presentan como gases a temperatura
y presion ambiente, pero son transportados en estado liquido por modificacién de las
condiciones de presidn y temperatura. Ejemplos tipicos son los liquidos del gas natural,
gas licuado de petréleo.

Gasolina: mezcla de hidrocarburos presentes en el gas natural extraido de los
yacimientos, separados al estado liquido por medio de operaciones de enfriamiento
mecanico o por procesos industriales propios de las plantas de acondicionamiento del
gas natural y/o extraccion de gas licuado. Se encuentra en estado liquido en condiciones
estandar de presion y temperatura (1 atmésfera y 15 °C), el que estabilizado debe tener
una Presién de Vapor Reid a 37,8 °C no mayor de 103,42 kPa (15 psig). Tienen una
densidad relativa mayor de 0,600 y menor de 0,710 (grados API 104 a 68) y un punto
final de destilacion mayor de 100 °C y menor de 200 °C.

Imperfeccién: una discontinuidad o irregularidad detectada por un método de
inspeccion.
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Incidente: Suceso imprevisto no controlado que puede derivar en dafos a bienes,
servicios, a la produccion y/o al ambiente.

Liquidos de Gas Natural (LGN): mezcla de hidrocarburos compuesta por todos los
productos méas pesados que el metano contenido en el gas natural. Los componentes
predominantes son: Etano, Propano y Butano. Se encuentran en estado gaseoso en
condiciones normales de presion y temperatura, pero para facilitar su almacenamiento
y transporte, son convertidos a estado liquido, mediante modificaciones de las
condiciones de presion y temperatura.

Monitoreo Computarizado de Tuberias (CPM): herramienta de monitoreo basada en
software que alerta al despachador del ducto sobre una posible anomalia operativa del
ducto que puede ser indicativa de una liberacion de materia prima.

Operador: persona fisica o juridica responsable de operar un sistema de transporte de
hidrocarburos liquidos.

Petréleo Crudo: mezcla de hidrocarburos liquidos en su estado natural u obtenido por
condensacién o extraccion del gas de yacimiento y que permanece en estado liquido
bajo condiciones normales de presion y temperatura. A los efectos de su transporte en
sistemas concesionados o0 autorizados, debe hallarse desalinizada, deshidratada,
desgasificada, reposada y estabilizada.

Planta de Tratamiento de Crudo (PTC): instalaciones en las que se trata el petroleo
crudo — separandose el agua, gases y sales— hasta alcanzar las condiciones de
comercializacion.

RTHL: Reglamento de transporte de hidrocarburos liquidos.

Sala de control significa un centro de operaciones atendido por personal encargado de
la responsabilidad de monitorear y controlar de forma remota una instalacion de
tuberias.

Siniestro: dafio grave a las personas, el ambiente y/o instalaciones.

Sistema de Tuberias: todas las partes de las instalaciones fisicas a través de las cuales
el hidrocarburo liquido es conducido incluyendo tubos, valvulas, accesorios y elementos
fijos al tubo, respondiendo a diferentes configuraciones de acuerdo al esquema del
Gréfico 1.2.1.

Tuberias de Captacion: son las destinadas a recolectar los hidrocarburos de los pozos
productores hasta el colector principal.

CAPITULO II: MATERIALES

[I.1 Materiales y especificaciones aceptadas

Son aceptables aquellos materiales metalicos y no metdlicos que se encuentren
especificados en la Tabla 423.1-1 del Codigo ASME B 31.4, o que demuestren mediante
normas reconocidas internacionalmente o documentacion técnica del fabricante que
poseen las aptitudes para cumplir con la condicién de servicio.
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Cada tramo de tuberia, vélvula o accesorio debe estar marcado de manera visible y
permanente hasta su instalacion indicando como minimo:

a) La especificacion de fabricacién o norma mediante la cual fue fabricado;

b) La tension minima de fluencia especificada (TFME) o el grado especificado
segun corresponda;

c) El diametro nominal y el espesor de pared; y

d) Elfabricante o su cddigo de fabricacion.

El marcado debe realizarse de forma que no dafie la tuberia, el componente o su
revestimiento y debe permanecer visible hasta su instalacion. La falta de marcacion
identificable inhabilita el uso del componente salvo que el operador pueda acreditar el
grado y especificacion mediante documentacion de fabrica y pruebas de laboratorio.

I1.2 Materiales diferentes del Acero

Se aceptaran materiales plasticos y compuestos que cumplan con alguna de las
siguientes normas que se detallan en | Tabla II.2, segun el tipo de producto y condicion

de servicio.
Tabla Il.2 Normas de materiales no metalicos
Norma Producto / Aplicacion
Tuberias de alta relacién resistencia-masa en fibra de vidrio reforzada
API 15HR o h
(RTRP) para servicio en petréleo y gas
Tuberias de polietileno (PE) de baja densidad para servicio en campo
API 15LE
petrolero
AP| 15S Tuberias de polietileno (PE) de alta densidad (HDPE) para servicio en
campo de gas y petréleo
APl 15PX Tuberias de poliéster reforzado con fibra de vidrio (RTRP) para fluidos
COrrosivos
APl 15LR Tuberias de baja presion de fibra de vidrio reforzada (RTRP)
AP 17K Componentes y accesorios para sistemas flexibles de tuberias en entornos

COrrosivos

API 5B/ API 15S

Sistemas de unién roscada y de extremo liso compatibles con los materiales
anteriores
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Para la aprobacion del uso de un material diferente al acero no listado anteriormente, el
operador debera solicitar autorizacion a la Autoridad de Aplicacion con al menos 180
dias de anticipacion al inicio de la obra, adjuntando la norma de fabricacion,
antecedentes de uso en servicios equivalentes y los datos técnicos completos del
fabricante. La Autoridad de Aplicacion deberé resolver dentro de los 90 dias de recibida
la documentacion completa.

I1.2.1 Inspeccién y mantenimiento de sistemas con materiales no metalicos

Los sistemas de tuberias que incorporen materiales plasticos o compuestos deberan
contemplar las siguientes consideraciones:

a) Las inspecciones, evaluaciones y reparaciones de sistemas de tuberias de
materiales plasticos se realizaran aplicando las recomendaciones de la norma
ASME PCC-2 (Repair of Pressure Equipment and Piping) en la seccién
especifica para materiales no metéalicos y compuestos, en relacion con los
estandares del fabricante;

b) Para tuberias de materiales plasticos y compuestos en el transporte, el operador
debera elaborar procedimientos escritos de inspeccion basados en los
lineamientos de la norma API aplicable al material especifico (15HR, 15S, 15PX,
etc.) y en las recomendaciones del fabricante.

c) Sedeberan establecer programas de monitoreo de degradacion especificos para
materiales plasticos, que contemplen como minimo:

1) Inspeccion visual de la superficie exterior con busqueda de fisuras,
ampollas o deformaciones;

2) Verificacion de la integridad de las uniones; y

3) Pruebas de presién a intervalos no mayores a los establecidos en el PGI
para cada tramo.

[I.3 Limitaciones de materiales por temperatura de servicio

El material para los componentes del sistema debera seleccionarse de acuerdo con el
rango de temperatura de operacién esperado, de forma que la tuberia mantenga su
integridad estructural en todo momento. Se aplicaran las siguientes limitaciones:

+ Para servicio a temperaturas inferiores a -29°C (-20°F), deberan utilizarse
materiales de acero con tratamiento de impacto segun Charpy V-notch a
temperatura de disefio, conforme a la seccidon 423.2.6 de ASME B31.4. Las
especificaciones API 5L grado X de baja temperatura son aplicables para estas
condiciones.

+ Para materiales plasticos, la temperatura maxima de operacién estara limitada
por la temperatura de deflexiébn bajo carga del material, con un factor de
seguridad no inferior a 1,25, segun la norma aplicable.

+ Para materiales metalicos sometidos a altas temperaturas (superiores a 120°C),
deberad realizarse un andlisis especifico de fluencia conforme a los
procedimientos del codigo ASME B31.4.
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[I.4 Materiales en entornos con presencia de H,S

En sistemas que transporten fluidos con contenido de sulfuro de hidrégeno (H,S) que
puedan provocar agrietamiento por corrosion bajo tensién (SCC) o agrietamiento
inducido por hidrégeno, los materiales metalicos deberan cumplir con los requisitos de
la norma NACE MRO0175 en su Ultima edicion vigente.

En particular, se deberan respetar los limites de dureza, resistencia a la traccion y
temperatura de servicio establecidos en dicha norma para el grado de acero
seleccionado. El operador debera documentar el analisis de aptitud para el servicio de
los materiales empleados en zonas con concentraciones de H,S mayores a 0,0003 MPa
de presion parcial.

[l.5 Materiales para tuberia usada

La utilizacion de tuberia previamente instalada o usada en un sistema de tuberias esta
sujeta a los requisitos del Articulo 111.8 de este Reglamento. En lo que respecta a los
materiales, adicionalmente se debera acreditar:

» La especificacion de fabricacion original mediante documentacion de fabrica o,
en su defecto, mediante pruebas de laboratorio que verifiquen el grado del
material (prueba de traccion y analisis quimico);

» La ausencia de defectos que reduzcan la vida remanente esperada mediante
inspeccion por herramientas de inspeccion interna (ILI) o evaluacién directa
previa a la puesta en servicio;

* La historia de servicio del tramo, incluyendo presiones maximas, fluidos
transportados e incidentes previos documentados.

[I.6 Accesorios, valvulas y componentes especiales

Cada valvula, accesorio y componente especial instalado en el sistema debera cumplir
con las especificaciones aplicables de la Tabla 423.1-1 del Cédigo ASME B31.4 edicion
2022. En ausencia de una especificacion listada, el fabricante deberd proporcionar
certificacion de que el componente fue probado a presion en fabrica a un minimo de 1,5
veces la presion de disefio, con documentacién de los materiales empleados y las
propiedades mecénicas verificadas.

Las valvulas de linea principal deberan ser del tipo paso pleno y aptas para el pasaje de
herramientas de inspeccién interna, conforme a los requisitos de la Seccién Il1.9,
excepto en los casos expresamente exceptuados en este Reglamento.
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CAPITULO Ill: DISENO

1.1 Alcance

Se prescriben los requisitos minimos para el trazado de los nuevos sistemas de tuberias,
asi como para la reubicacion, el reemplazo o cualquier otra modificacién de los sistemas
existentes.

IIl.1.1 Calificacion de componentes de tuberias

Un componente esta calificado para su uso si:

a) Se puede demostrar mediante una inspeccion visual del componente limpio que
no existe ningun defecto que pueda perjudicar la resistencia o la estanqueidad del
componente; y

b) Si el documento bajo el cual se fabricé el componente tiene requisitos iguales o
mayores en:

1) Prueba de presion;
2) Materiales;y
3) Rating de presion y temperatura.

[11.2 Temperatura de disefio

El material para los componentes del sistema debe elegirse de acuerdo con la
temperatura de trabajo con que se utilizardn los componentes, de modo que la tuberia
mantenga su integridad estructural.

[11.3 Variaciones de presion

Se debe controlar y calcular el bombeo adecuadamente, instalando equipamiento de
proteccidn para prevenir que la elevacion de presion dafie el sistema de transporte.

Si dentro de un sistema de tuberias se deben conectar dos 0 mas componentes en un
lugar donde uno operara a una presion mas alta que el otro, el sistema debe disefiarse
de manera que cualquier componente gque opere a presién mas baja no sufra una
sobrecarga.

[11.4 Presion interna de disefio

a) La presion de disefo interna de una tuberia se determina de acuerdo con la
siguiente férmula:

P=(2St/D) XE XF

P = Presion de disefio interna en kPa manomeétrica.
S = Tension de Fluencia Minima Especificada en kPa
t = Espesor nominal de la pared de la tuberia en milimetros.
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D = Diametro exterior nominal de la tuberia en milimetros

E = Factor de junta de costura determinado de acuerdo con el cuadro de esta
seccion.

F = Factor de disefio de 0,721

b) La tension de fluencia que debe utilizarse para determinar la presién interna de
disefio de acuerdo con esta seccion es la tension de fluencia minima especificada.
Si se desconoce dicho limite se debera utilizar en la férmula de disefio uno de los
siguientes:

1) Prueba de traccién
i. Se determinara realizando todas las pruebas de traccion de la
especificacion API 5L en muestras seleccionadas al azar con la siguiente

cantidad de pruebas:

Tabla lll.4.1 Prueba de traccion para tubos

Tamafio de la tuberia NUmero de pruebas
Diametro inferior a 6” (168 mm) Una prueba por cada 200 tubos
Diametro 6” a 12” (168 mm a 305 mm) Una prueba por cada 100 tubos
Diametro mayor a 12” pulgadas (305 mm) | Una prueba por cada 50 tubos

i.  Silarelacion de fluencia-traccion promedio supera 0,85, el limite elastico
se considerara de 165.474 kPa (24.000 psi). Si la relacion de fluencia-
traccion promedio es igual o inferior a 0,85, el limite elastico de la tuberia
se considerara el menor de los siguientes:

A. 80% de la tensidon media de fluencia determinada por los ensayos
de traccion; o

B. La tension de fluencia mas baja determinada por las pruebas de
traccion.

2) Si la tuberia no se prueba a traccion segun lo dispuesto en el item b, el
limite elastico se tomara como 165.474 kPa (24.000 psi).

c) Si no se conoce el espesor nominal de pared que se utilizara para determinar la
presién interna de disefio, se determinara midiendo el espesor de cada pieza de
tuberia en cuatro puntos en un extremo. Sin embargo, si la tuberia es de grado,
tamafo y espesor uniformes, solo se necesitara medir 10 tubos individuales o el 5 por
ciento de todas las longitudes, lo que sea mayor. El espesor de las longitudes que no
se midan debe verificarse aplicando un calibre ajustado al espesor minimo encontrado
por la medicién. El espesor nominal de pared que se utilizara es el espesor de pared
encontrado en las especificaciones comerciales que esté por debajo del promedio de
todas las mediciones tomadas. Sin embargo, el espesor nominal de pared no puede
ser méas de 1,14 veces la medicion méas pequefia tomada en tubos que tenga menos
de 20 pulgadas (508 mm) de diametro exterior nominal, ni mas de 1,11 veces la

1 Considerar los valores establecidos en las Tablas 111.4.3 ylll.4.4
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medicién més pequefia tomada en tubos de 20 pulgadas (508 mm) o mas de didmetro
exterior nominal.

d) El espesor minimo de pared de la tuberia no podra ser inferior al 87,5 % del valor
utilizado para el espesor nominal de pared al determinar la presion de disefio interna
conforme al inciso a) de esta seccion. Ademas, deberdn considerarse las cargas y
presiones externas previstas que actien simultdneamente con la presion interna. Una
vez determinada la presion de disefio interna, el espesor nominal de pared debera
incrementarse segln sea necesario para compensar dichas cargas y presiones
simultaneas.

e) Elfactor de junta de costura para las siguientes normas es:

Tabla lll.4.2 Factor de junta de costura para distintas especificaciones de acero

Especificacion Clase de tuberia s 6E TR EE
costura
Sin costura 1
Soldadura por resistencia eléctrica 1
ASTM A53/A53M
Soldadura traslapada en horno 0,8
Soldadura a tope en horno 0,6
ASTM A106/A106M Sin costura 1
Sin costura 1
ASTM A333/A333M
Soldado 1
ASTM A381 Soldadura por doble arco 1
sumergido
ASTM A671/A671M Soldadura por fusion eléctrica 1
ASTM A672/A672M Soldadura por fusién eléctrica 1
ASTM A691/A691M Soldadura por fusién eléctrica 1
Sin costura 1
Soldadura por resistencia eléctrica 1
Especificacion API Soldadura eléctrica por flash 1
SL Soldadura por arco sumergido 1
Soldadura traslapada en horno 0,8
Soldadura a tope en horno 0,6

f) Criterios para el Calculo de Espesor de Pared de tuberia y Valores Admisibles

Para juntas soldadas se modificara el valor de disefio Unico 0,72 del cédigo ASME
B31.4 por el factor de disefio variable F. Segun corresponda de las Tablas de Factores
de Disefo: Tablas 111.4.3 y l11.4.4
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Tabla Ill.4.3 Factor de disefio para fluidos Categoria A (no distingue clase de trazado)

Ubicacién Fg(i:;g%ge
Ruta general (a través de campo) 0,72
Cruces e invasiones paralelas sobre caminos menores 0,72
Rutas, FFCC, canales, rios, defensa de diques y lagos sin cafio camisa 0,6
Cruces de areas naturales protegidas o de sensibilidad particular 0,6
Trampas de lanzamiento de scraper 0,5
Tuberia de acometida a plantas de proceso y terminales? 0,5
Construcciones especiales (prefabricados) y cafios sobre puentes? 0,5

Tabla lll.4.4 Factor de disefio para fluidos Categoria B segln clase de trazado

Ubicacién Clase de Trazado 1 2 3 4
Que atraviesa clase 0,72 0,6 0,5 30,4
Cruces y traza paralela que invade:

a) Caminos menores 0,72 0,6 0,5 0,4
b) Rutas, FFCC, canales, rios y cruces de agua 0,6 0,6 0,5 0,4
Cruc;es por areas naturales protegidas o de sensibilidad 0.6 0.6 05 0.4
particular

Trampas de lanzamiento de scraper 0,5 0,5 0,4 0,4
Tuberia de acometida a plantas de proceso y terminalest 0,5 0,5 0,4 0,4
Construc2:0|ones especiales (prefabricados) y cafios sobre 05 05 0.4 0.4
puentes

[11.5 Presion externa

Cualquier presién externa que se ejercera sobre la tuberia debe tenerse en cuenta al
disefiar un sistema de tuberias.

[11.6 Cargas externas

Al disefar un sistema de tuberias, se deben considerar las cargas externas posibles (p.
ej., terremotos, vibraciones, expansion y contraccion térmica).

1 deberé utilizarse el factor correspondiente 200 m antes del punto que implica el cambio de clase de
trazado y 200 m después.
2 debera adicionarse valvulas en los extremos del cruce.
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La tuberia y otros componentes deben estar soportados de forma que no generen
tensiones localizadas excesivas. Al disefiar las fijaciones a la tuberia, se debe calcular
y compensar la tension afiadida a la pared de la tuberia.

Adicionalmente se debera realizar un estudio especifico de riesgo hidrico que contemple
el comportamiento de cuerpos de agua, inundaciones, escurrimientos y alteraciones
histéricas, con el fin de garantizar la integridad y seguridad ambiental del trazado.

Particularmente se detallan las siguientes consideraciones:

a) Sismos: Al respecto, el profesional responsable calculard las tensiones
compuestas de un sismo, teniendo en cuenta la accién conjunta de las tensiones
longitudinales, circunferenciales y del esfuerzo de corte sobre la tuberia. El factor
de utilizacion, relacion entre la tension compuestay la TFME (Tension de Fluencia
Minima Especificada), debe ser menor que el 95%. Debe consultarse y aplicarse,
en lo que corresponde, las normas, las clasificaciones, y los planos del Instituto
Nacional de Prevencion Sismica (INPRES).

b) Cargas de Viento: En el disefio de tuberias suspendidas deben adoptarse
previsiones para soportar el efecto de la carga de viento, al respecto deben
tomarse en primera instancia, las normas del Centro de Investigacion de los
Reglamentos Nacionales de Seguridad para Obras Civiles (CIRSOC), pudiéndose
aplicar cualquier otra norma que resulte mas estricta.

c) Olasy Corrientes: En el disefio de tuberias que cruzan cursos de agua (lagunas,
arroyos, rios, canales) deben adoptarse precauciones para evitar los efectos de
las olas y las corrientes. Se debera considerar en el caso de rios de llanura, el
cauce actual y el cauce histdrico, para determinar el ancho del cruce. En rios de
montafia se deberan considerar los efectos de arrastre de sélidos y los cambios
de densidad correspondientes. En las zonas inundables -estacionales o
permanentes- se prevera el contrapeso de la tuberia.

d) Por circulacion de equipos pesados: se debera verificar las tensiones en la tuberia
debido a las cargas externas por la circulacion de vehiculos y maquinaria pesada,
considerando los efectos de cargas estaticas, dinAmicas y vibraciones inducidas
sobre la tuberia, especialmente en cruces viales, accesos y zonas industriales,
verificando que las tensiones resultantes combinadas no superen los limites
admisibles y adoptando medidas de proteccion cuando corresponda.

1.7 Tuberias

Cualquier tubo instalado en un sistema de tuberias debe cumplir con lo siguiente:

a) Latuberia debe ser un material que sea capaz de soportar las presiones internas
y las cargas y presiones externas previstas para el sistema de tuberias.

b) La tuberia debe fabricarse de acuerdo con una especificacion escrita que

establezca los requisitos quimicos para el acero de la tuberia y las pruebas
mecéanicas para que la tuberia sea adecuada para el uso previsto.
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[11.8 Tuberia usada

Cualquier tuberia usada instalada en un sistema de tuberias debe cumplir con lo previsto
para a)y b) de lll.7 y lo siguiente:

a) La tuberia debe cumplir con una especificacion conocida y el factor de junta debe
determinarse segun el inciso e) y f) del punto 1ll.4. Si no se conoce la tension
minima de fluencia especificada o el espesor de la pared, se determinara de
acuerdo con el inciso b) o c) del punto Ill.4, segin corresponda.

b) No debe poseer:

1) Arrugas, grietas, ranuras, hendiduras, abolladuras u otros defectos
superficiales que excedan la profundidad méaxima de dicho defecto
permitida por la especificacion segun la cual se fabricé la tuberia; o

2) Areas corroidas donde el espesor de pared restante es menor que el
espesor minimo requerido por las tolerancias en la especificacion con la
gue se fabrico la tuberia.

111.9 Valvulas

Cada valvula instalada en un sistema de tuberias debe cumplir con lo siguiente:

a) Los materiales sometidos a la presion interna del sistema de tuberias, incluidos
los extremos soldados y bridados, deben ser compatibles con la tuberia o los
accesorios a los que esta conectada la valvula;

b) Cada valvula debe ser sometida a pruebas hidrostéticas en la carcasa y en el
asiento, sin presentar fugas, segun los requisitos establecidos en la Seccién 11
de la especificacion API 6D;

c) Cada valvula debe estar equipada con un medio para indicar claramente la
posicién de la valvula (abierta, cerrada, etc.);

d) Cada valvula debe estar marcada en el cuerpo o en la placa de identificacién, con
al menos lo siguiente:

1) Nombre o marca registrada del fabricante;

2) Designacién de clase o presibn maxima de trabajo a la que puede estar
sometida la valvula;

3) Designacion del material del cuerpo (el material de conexién del final, si se
utiliza mas de un tipo);

4) Tamafio nominal de la valvula.

[11.10 Accesorios

a) Los accesorios de soldadura a tope deben cumplir con los requisitos de marcado,
preparacion de extremos y resistencia a la rotura de ASME/ANSI B16.9 o MSS
SP-75;

b) No puede haber arrugas, abolladuras, grietas, ranuras ni otros defectos que
puedan reducir la resistencia del mismo;
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c) El accesorio debe ser adecuado para el servicio previsto y tener al menos la
misma resistencia que la tuberia.

l1l.11 Inspeccién de las tuberias con herramientas inteligentes

a) Cada nueva tuberia que se instale, o cada vez que se reemplace una seccion de
tuberia, valvula, accesorio u otro componente, debe disefiarse y construirse para
permitir el pasaje de las herramientas de inspeccion interna, de acuerdo con la
norma NACE SP0102.

b) Esta seccion no se aplica a:
1) Colectores;
2) Tuberia de instalaciones tales como estaciones de bombeo, estaciones de
medicion o regulacion de presion;
3) Tuberia asociada a parque de tanques u otras instalaciones de
almacenamiento;
4) Diametros tales que la inspeccion interna no esta disponible comercialmente.

[11.12 Conexiones de derivacion

Cada sistema de tuberias debe disefiarse de manera que la adicion de cualquier
conexién de ramal no reduzca la resistencia del sistema de tuberias.

[11.13 Cierres

Cada cierre que se instale en un sistema de tuberias debe cumplir con el Cédigo de
calderas y recipientes a presion ASME de 2007 (BPVC) (Seccién VI, Division 1) y debe
tener clasificaciones de presidn y temperatura al menos iguales a las de la tuberia a la
gue esta conectado el cierre.

[11.14 Conexién de brida

Cada componente de una conexién de brida debe ser compatible con los demas
componentes y ser adecuada para el servicio.

[11.15 Tuberias de estaciones de bombeo

Toda tuberia que se instale en una estacion de bombeo que esté sujeta a la presion del
sistema debe cumplir con los requisitos aplicables de este capitulo.

[11.16 Conjuntos fabricados

Cada conjunto fabricado que se instale en un sistema de tuberias debe cumplir con los
requisitos aplicables de este capitulo.
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[11.17 Deteccion de fugas

Cada tuberia debe tener un sistema para detectar fugas. El operador debe evaluar la
capacidad de su sistema de deteccion de fugas para proteger al publico, la propiedad y
el medio ambiente, y modificarlo segun sea necesario. Como minimo, la evaluacion del
operador debe considerar los siguientes factores: longitud y diametro del sistema de
tuberias, tipo de producto transportado, rapidez en la deteccion de fugas, y ubicacion
del personal de respuesta mas cercano;

Sistemas de deteccion de fugas (CPM): Los sistemas de deteccion de fugas de
monitoreo computarizado de tuberias debe disefiarse de acuerdo con los requisitos de
la seccion 4.2 de API RP 1130, en cuanto a operacion, mantenimiento, pruebas, registro
y capacitacion.

CAPITULO IV: CONSTRUCCION
IV.1 Alcance

Se establecen los requisitos minimos para la construccion de nuevos sistemas de
tuberias, asi como para la reubicacion, el reemplazo o cualquier otra modificacion de los
sistemas de tuberias existentes.

IV.2 Cumplimiento de especificaciones o normas

Cada sistema de tuberias debe construirse de acuerdo con especificaciones o normas
escritas completas que sean consistentes con los requisitos de esta Resolucion.

IV.3 Inspeccién general

Se debe realizar una inspeccién para garantizar que la instalacién de los sistemas de
tuberias cumpla con los requisitos explicitados. El personal que realice la inspeccion
debera estar capacitado y calificado en la fase de construccién que inspeccionara. Un
operador no debera utilizar el mismo personal para realizar una inspeccion si este realizd
la tarea de construccion. Nada de lo aqui dispuesto prohibe al operador inspeccionar
las tareas de construccién con personal que participe de otras tareas de construccion.

IV.4 Inspeccidén de materiales

a) La inspeccion debe asegurar que todo el trabajo se realice conforme a las
especificaciones del operador y a las normas que sean de aplicacion, tanto en el
ambito internacional como local.

El inspector debe estar autorizado para ordenar reparaciones, remociones y

reemplazos de cualquier componente que no conforme los requisitos mencionados

en el parrafo anterior.

El operador debe reunir y conservar todos los registros necesarios que documenten

las modificaciones efectuadas, que deben contar con su conocimiento y aval.
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b) Todo tramo de tubo y de otros componentes, deben ser inspeccionados
visualmente en el sitio de instalacion, como minimo, para asegurar que no hayan
sufrido ningun dafio visible que pudiera afectar su grado de eficiencia.

Se debera tener en cuenta:

1) Las inspecciones para localizar arafiazos o estrias inadecuadas deben
efectuarse antes del revestimiento, cuando se hace en obra, y durante las
operaciones de bajada y tapada en todos los casos;

2) Los desgarramientos y defectos del revestimiento de proteccion deben ser
cuidadosamente examinados antes de repararlos, determinando siempre si
el material base fue también dafado;

3) Todas las reparaciones, reposiciones y modificaciones se inspeccionaran
antes de ser cubiertas;

4) Para otros materiales distintos al acero, son validos los conceptos
anteriormente vertidos. La inspeccion debera prestar principal atencion
durante la construccion, entre otras cosas a detectar cortes, ranuras,
raspones, deformaciones e imperfecciones.

No se podra instalar ninguna tuberia u otro componente en un sistema de tuberias a
menos que haya sido inspeccionado visualmente en el lugar de instalacion para
garantizar que no esté dafiado de una manera que pueda perjudicar su resistencia o
reducir su capacidad de servicio.

IV.5 Transporte de tubos

Debera garantizarse que los medios de transporte sean aptos para el transporte de
tuberias y la carga se asegure con cufias, apoyos longitudinales y sistemas de amarre
certificados. El traslado debera contar con sistemas de monitoreo (GPS, sensores de
vibracién e impacto) para control de condiciones durante el transito.

Asimismo, debera realizarse un analisis de riesgo por tramo que contemple planes de
contingencia ante incidentes.

En puertos y areas de acopio debera contarse con equipos de izaje certificados para
cargas tubulares, utilizacion de eslingas, perchas y accesorios que no afecten las
caracteristicas estructurales de los cafios. Debera considerarse proteccién anticorrosiva
adicional para transporte maritimo y control de condiciones ambientales durante la
navegacion.

En virtud del medio de transporte se establecen las siguientes condiciones:

a) Ferrocarril
En una tuberia que operara con una tension circunferencial del 20 % o mas de la
tensién minima de fluencia especificada (TMFE), el operador no podra utilizar
tuberias con una relacion diametro exterior/espesor de pared de 70 a 1 0 mas,
transportadas por ferrocarril, a menos gue el transporte se realice de acuerdo con
la norma API RP 5L1.

b) Buque o barcaza
En una tuberia que operara con una tension circunferencial del 20 % o mas de la
tensiobn minima de fluencia especificada (TMFE), el operador no podra utilizar
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tuberias con una relaciéon diametro exterior/espesor de pared de 70 a 1 0 mas,
transportadas por barco o barcaza, tanto en vias navegables interiores como
maritimas, a menos que el transporte se realice de conformidad con la norma API
RP 5LW.

c) Camion
En una tuberia que operara con una tension circunferencial del 20 % o mas de la
tension minima de fluencia especificada (TMFE), el operador no podré utilizar
tuberias con una relacion diametro exterior/espesor de pared de 70 a 1 o mas,
transportadas por camion, a menos que el transporte se realice de acuerdo con la
norma APl RP 5LT.

IV.6 Soldadura de soportes y tirantes

Los soportes o tirantes no se podran soldar directamente a tuberias.

IV.7 Ubicacién de la tuberia

El trazado de las tuberias debe seleccionarse de manera que evite, en la medida de lo
posible, areas que contengan viviendas privadas, edificios industriales y lugares de
reunion publica.

Se debe seleccionar la traza de manera de minimizar la posibilidad de riesgo asociado
con la morfologia y comportamiento del terreno, la existencia de accidentes geograficos
significativos, la posible falla de la instalacion y el consecuente dafio ambiental,
considerando el futuro desarrollo urbano e industria.

Se debe efectuar una detallada evaluacion de las condiciones planialtimétricas del lugar,
estudiar el escurrimiento de las vias de agua existentes y sus alteraciones historicas,
priorizar los tendidos que corran paralelos a caminos, vias férreas o picadas existentes
evaluando la posibilidad de efectuar el tendido en la zona de influencia (zona de camino
o ferrocarril), garantizando la accesibilidad permanente durante la construccion y
después, durante la operacion y el mantenimiento, a cualquier punto de la tuberia.

IV.7.1 Categorizacion de productos transportados

El producto a ser transportado debe ser clasificado en una de las dos categorias de
acuerdo al potencial de peligrosidad que presenta frente a la seguridad publica y el
ambiente.

Los fluidos categoria A hacen referencia a fluidos inflamables en estado liquido a presién
y temperatura ambiente.

Los fluidos categoria B son fluidos inflamables que se presentan como gases a
temperatura y presion ambiente, pero son transportados en estado liquido por
modificacion de las condiciones de presion y temperatura.

IV.7.2 Clases de trazado

La unidad de clase de trazado es una superficie que se extiende 200 metros a cada lado
del eje longitudinal de un tramo continuo de un sistema de tuberia de 1.600 metros.
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Excepto lo previsto en los parrafos de c¢) 2) y e) de esta seccion, la clase de trazado
gueda determinada por la cantidad de edificios dentro de la unidad de clase de trazado.

Para los propositos de esta seccién, cada unidad de vivienda, en un edificio de multiples
viviendas, deberd ser contada como un edificio separado destinado a ocupacion
humana.

a) Clase 1 de trazado
Corresponde a la unidad de clase de trazado que contiene 10 o0 menos unidades
de vivienda destinadas a ocupacion humana. Dentro de la Clase 1, se considera
una sub-clase denominada Clase 1 - Divisionl, que corresponde a la unidad de
clase de trazado que no contiene unidades de vivienda y caracteriza a superficies
0 areas de campos destinados a pastoreo o labranza, aledafias a areas de
explotacion de hidrocarburos sin ocupacion humana.

b) Clase 2 de trazado
Corresponde a la unidad de clase de trazado que tiene mas de 10, pero menos de
46 unidades de vivienda destinadas a ocupacién humana.

c) Clase 3 de trazado
Corresponde a:
1) Cualquier unidad de clase de trazado que contiene 46 0 mas unidades de
vivienda destinadas a ocupacion humana; o
2) Una zona donde la tuberia esta colocada dentro de los 100 metros de
cualquiera de los siguientes casos:
i) Un edificio que es ocupado por 20 o mas personas durante el uso
normal;
i) Un &rea pequefia, abierta, definida, que es ocupada por 20 o mas
personas durante el uso normal, tales como un campo de deportes o
juegos, una zona de recreacién, teatros al aire libre, u otros lugares de
reunion publica.

d) Clase 4 de trazado
Corresponde a la unidad de Clase de trazado donde predominan edificios, con
cuatro o mas pisos sobre el nivel de terreno.

e) Los limites de las clases de trazado determinadas de acuerdo con los parrafos a)
hasta d) de esta seccion deben ser ajustados como se indica a continuacion:
1) Una clase 4 de trazado finaliza a 200 metros del edificio mas proximo de
cuatro o mas pisos sobre el nivel del terreno.
2) Cuando un grupo de edificios destinados a ocupacion humana requiere una
Clase 3 de trazado, ésta finalizara a 200 metros de los edificios mas
préximos del grupo.
3) Cuando un grupo de edificios destinados a ocupacion humana requiere una
Clase 2 de trazado, ésta finalizara a 200 metros de los edificios mas
préximos del grupo.

IV.7.3 Distanciamientos a tuberias
Para Fluidos Categoria A, ninguna tuberia puede ser colocada dentro de los 7,5 metros

de una tuberia existente, construccion privada, instalacion industrial o publica. En caso
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que inevitablemente la tuberia deba pasar a una distancia menor a la prescripta en este
RTHL, el operador debera proveer medidas de proteccidn adicionales que aseguren la

FLUIDOS CATEGORIAAY B

Desde la pared de tuberia — Hasta & Hasta 6” @ Mayores a 6”

Cualquier trazado Limite Zona de cultivos 7,5 7,5
Ag 1
Cualquier MAPO Tuberias paralelas 0,3 1dm’ mas vz
lametro
Agq 1
Cualquier MAPO | Tuberias paralelas en cruces de rios 1 1dr_n/ mas vz
lametro
Cualquier MAPO Limites planta de bombeo 7.5 10
Valvulas de blogueo Plantas de bombeo, playa de
; X 1 10 10
in-out tanques y terminales
Lineas de AT aéreas? (mayor 65KV) 5 10
Lineas de AT y MT subterraneas (6,6 [ 0,5 cada 10KV | 1 cada 10 KV
. KV a 65 KV)? (minimo 10 m) | (minimo 10 m)
Cualquier clase de
trazado Linea de MT subterranea 1 1

0,5 cada 10KV | 1 cada 10 KV

Puesta a tierra de AT (minimo 10 m) | (minimo 10 m)

integridad del sistema y contar con la autorizacion fehaciente de la Autoridad de
Aplicacion.

Las distancias de seguridad se corresponden con las distancias minimas (en m) de
pared de la tuberia al limite indicado en la Tabla que sigue.

Tabla IV.7.3.1 Distanciamientos desde la tuberia

Tabla I1V.7.3.2 Distanciamientos desde la tuberia por clase de trazado

FLUIDOS CATEGORIA B

Desde la pared de tuberia — Hasta @ Hasta6” |[@ Mayores a6’

1 Las valvulas deben ubicarse bajo tierra, preferentemente en cadmaras. De acuerdo con el estudio de riesgo que
efectle el operador, las valvulas pueden requerir ser telecomandadas ademés de ser operables manualmente

2 Entodos los casos es importante determinar la influencia de la induccion sobre la tuberia y mitigar de manera que no
tenga influencia negativa sobre su integridad (NACE RP0177). Las distancias se miden entre la pared de la linea de
transporte a los limites de la servidumbre o a la proyeccion de la linea AT en su movimiento pendular correspondiente a
la hipdtesis de viento maximo, sobre el suelo, lo que resulte mas exigente.
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Trazadoclase 1y 2 Lineas de edificacion y ? 10 15

Trazado clase 3 Lineas de edificacion y 3 10 15

Trazado clase 4 Lineas de edificacion y 3 10 15

En la Tabla IV.7.3.1 figuran las distancias minimas desde la pared de la tuberia al limite
de la propiedad donde se pueda construir un edificio, normalmente habitable, para
sistemas de tuberias que son disefiadas, construidas y mantenidas conforme a los
requerimientos de este RTHL.

El estudio de la ruta de la traza de la tuberia sera el resultado de un analisis de riesgo,
como parte de una evaluacion pre operativa de seguridad.

IV.8 Proteccion extra o sobreproteccion

El disefio de una tuberia puede requerir una proteccion adicional para prevenir dafios
provenientes de condiciones inusuales.

La tipica sobreproteccion puede provenir de una o de una combinacion de algunas de
las siguientes medidas:

a) incremento del espesor de la pared del tubo;
b) proteccién adicional encima del tubo;
¢) aplicacion al tubo de un revestimiento de hormigén u otro producto similar;

d) utilizacién de un revestimiento de mayor espesor para mejorar la eficiencia del
sistema de proteccion catddica;

e) incremento de la tapada;

f) utilizacién de mayor cantidad de mojones y carteleria de advertencia segiin norma
IRAM N°3967 o cualquier actualizacion de esta;

g) proteccion de la tuberia aérea de la accion de impactos diversos.

1 En casos especiales estas distancias podran reducirse mediante un analisis de riesgos que permita
determinar las medidas mitigadoras adicionales que compensen la falta de distanciamiento.
AT: alta tension. MT: media tension.
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IV.9 Requerimientos de construccion

Elegida la traza definitiva entre las posibles, el profesional responsable debe identificar
a los propietarios y superficiarios para gestionar los permisos de paso correspondientes
de acuerdo a la normativa vigente.

Debe minimizar las molestias y dafios inevitables, brindando la maxima seguridad a la
poblacién.

V.10 Estudio y estaqueado o marcado

Una vez elegida la traza definitiva, y antes de iniciar el zanjeo en la pista de trabajo se
estaqueara toda la linea indicando las progresivas kilométricas, el inicio y el final de las
curvas horizontales y verticales, de los cruces especiales (rios, carreteras y vias
férreas), y de cualquier otro accidente topografico que exija un tratamiento constructivo
especial.

Si las instalaciones atravesaran rios o lagunas, debera gestionarse ante la Autoridad
Maritima responsable la marcacién de la traza en las cartas nauticas.

Se utilizaran todos los medios necesarios, durante la construccion, para advertir a las
embarcaciones de la existencia de tuberias de refulado, barcos de tendido, dragas,
remolcadores, etc.

V.11 Zanjeo

Antes de iniciar el zanjeo el constructor debe contar con toda la documentacién
necesaria que lo autorice a ingresar a los inmuebles para iniciar posteriormente, a través
de los métodos de la mecanica de suelos, la determinacién de las caracteristicas de los
mismos y sus propiedades principales a lo largo de toda la traza (limites de Atterberg,
resistividades, consolidaciones, durezas, niveles de las napas fredticas, etc.)

Una vez reunida la informacién necesaria, seleccionara los métodos de zanjeo vy el
ancho de la pista de trabajo, que debera ser el menor posible.

Se obtendra la profundidad necesaria de la zanja, de manera de asegurar la tapada
exigida, en forma progresiva, de manera tal de lograr el curvado vertical de la tuberia
naturalmente.

En ningln caso se forzara el tendido de la tuberia, respetando siempre los radios de
curvado minimo del punto V.12 del presente RTHL.

La profundidad de la zanja debe ser adecuada para la ubicacion de la tuberia de acuerdo
a las caracteristicas del terreno, y a las sobrecargas impuestas por los cruces de rutas
y caminos, ferrocarriles y demas circunstancias existentes.

En los sectores donde se produzcan cruces con otras instalaciones, deberan realizarse
estudios técnicos actualizados que permitan identificar tuberias enterradas u otras
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interferencias, con el objeto de prevenir incidentes durante la ejecucion, operacion o
mantenimiento.

IV.12 Curvado de tuberias
a) Latuberia no debe tener dobleces con arrugas.

b) Cada curva realizada en campo debe cumplir con lo siguiente:
1) Ninguna curva debe afectar la capacidad de la tuberia;
2) Cada curva debe tener un contorno suave y estar libre de pandeo, grietas o
cualquier otro dafio mecanico.
3) En tuberias que contengan una soldadura longitudinal, la soldadura
longitudinal debe estar lo méas cerca posible del eje neutro de la curva, a menos
que:
i) La curva se realice con un mandril de curvado interno; o
i) La tuberia tiene un didmetro exterior nominal de 12 pulgadas (305 mm) o
menos o tiene una relacion diametro-espesor de pared menor a 70.

c) Cada soldadura circunferencial ubicada en un lugar donde la tensién durante el
doblado provoca una deformacién permanente en la tuberia debe ser sometida a
ensayos no destructivos antes o después del proceso de doblado.

V.13 Soldadura
IV.13.1 Procedimiento de soldadura

La soldadura debe ser realizada por soldadores calificados segun la norma API Std 1104
Cdbdigo AP1 1104 o Seccién IX del Codigo de Calderas y Recipientes a Presion de ASME
(ASME BPVC). La calidad de las soldaduras de prueba utilizadas para calificar los
procedimientos de soldadura debe determinarse mediante pruebas destructivas.

Cada procedimiento de soldadura sera registrado en detalle, incluyendo los resultados
de los ensayos de calificacidn. Este registro serd archivado y mantenido en uso mientras
continle siendo utilizado y formara parte del legajo técnico de la documentacion
"conforme a obra" del sistema de tuberias de que se trate.

IV.13.2 Uniones a inglete

No se permite una unién a inglete (sin incluir desviaciones de hasta 3 grados causadas
por desalineacion).

IV.13.3 Calificacion de soldadores y operadores de soldadura

a) Cada soldador debe estar calificado de acuerdo con la norma API Std 1104, o la
seccion IX del Cédigo de calderas y recipientes a presion de ASME (ASME
BPVC).

b) Ningun soldador podra soldar con un proceso de soldadura a menos que, dentro

de los 6 meses calendario anteriores, el soldador u operador de soldadura haya:
1) Calificado para soldar con ese proceso; 0
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2) Se haya realizado una prueba de soldadura y se encontr6é que era aceptable
segun el Apéndice A de la norma API Std 1104.

IV.13.4 Condiciones climéaticas durante la soldadura

La soldadura debe protegerse de las condiciones climaticas que podrian perjudicar la
calidad de la soldadura realizada.

IV.13.5 Marcas de arco eléctrico

a)

b)

Las marcas de arco que se produzcan por la soldadura de arco eléctrico deben
repararse eliminando completamente la muesca mediante rectificado, siempre
gue no se reduzca el espesor restante de la pared a un valor inferior al minimo
requerido por las tolerancias de la especificacion de fabricacion de la tuberia. Si
una muesca no se puede reparar mediante rectificado, se debe retirar un cilindro
de la tuberia que contenga toda la muesca;

No se puede soldar una conexion a tierra a la tuberia o al accesorio que se esta
soldando.

IV.13.6 Normas de aceptabilidad

a)

b)

Cada soldadura debe inspeccionarse para garantizar el cumplimiento de los
requisitos establecidos en la normativa. La inspeccién visual debe
complementarse con pruebas no destructivas;

La aceptabilidad de una soldadura se determina segun la norma API 1104. EI
Apéndice A de la norma API 1104 o Seccién IX del Cédigo de Calderas y
Recipientes a Presién de ASME (ASME BPVC). El Apéndice A de la norma API
1104 no puede utilizarse para aceptar grietas.

IV.13.7 Reparacioén o eliminacion de defectos

a)

b)

Toda soldadura inaceptable segun los criterios del punto anterior debe retirarse
0 repararse.

Cada soldadura reparada debe eliminar el defecto hasta dejar el metal intacto, y
el segmento a reparar debe precalentarse si existen condiciones que puedan
afectar negativamente la calidad de la reparacién. Tras la reparacién, se debe
inspeccionar el segmento para garantizar su aceptabilidad.

La reparacion de una grieta o de cualquier defecto en un area previamente
reparada debe realizarse de acuerdo con los procedimientos escritos de
reparacion de soldadura, que surgen del punto 1V.13.1. Los procedimientos de
reparacion deben garantizar que se cumplan las propiedades mecéanicas
minimas especificadas en el material, para el procedimiento de soldadura de la
soldadura original.

IV.13.8 Pruebas no destructivas

a)

b)

Una soldadura puede ser sometida a ensayos no destructivos mediante cualquier
proceso que indique claramente cualquier defecto que pueda afectar su
integridad;
Cualquier prueba no destructiva de soldaduras debe realizarse:
1) De conformidad con un conjunto escrito de procedimientos para pruebas no
destructivas; y
2) Con personal calificado en los procedimientos establecidos y en el uso de
los equipos empleados en las pruebas.
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c) Se deben establecer procedimientos para la interpretacion adecuada de cada
inspeccion de soldadura para garantizar la aceptabilidad de la soldadura segun
IV.13.6

d) Durante la construccion, al menos el 10 por ciento de las soldaduras
circunferenciales realizadas por cada soldador durante cada dia deben probarse
de forma no destructiva en toda la circunferencia de la soldadura.

e) Todas las soldaduras circunferenciales instaladas cada dia en las siguientes
ubicaciones deben probarse de forma no destructiva en toda su circunferencia,
excepto que cuando la prueba no destructiva no sea posible para una soldadura
circunferencial, no es necesario realizar la prueba si la cantidad de soldaduras
circunferenciales para las que la prueba no es posible no excede el 10 por ciento
de las soldaduras circunferenciales instaladas ese dia:

1) En lugares donde pueda esperarse que una pérdida de liquido contamine
cualquier arroyo, rio, lago, embalse u otro cuerpo de agua, y cualquier area
marina,

2) Dentro del derecho de paso de las vias de ferrocarril o de caminos publicos;

3) En los cruces de carreteras elevados y dentro de tiuneles;

4) Dentro de areas pobladas, incluyendo, pero no limitado a, zonas
residenciales, centros comerciales, escuelas, &reas comerciales
designadas, instalaciones industriales, instituciones publicas y lugares de
reunion publica

f) Al instalar tuberias usadas, el 100 por ciento de las soldaduras circunferenciales
antiguas deben probarse de forma no destructiva.

g) En las conexiones de tuberias, incluidas las conexiones de secciones de
reemplazo, el 100 por ciento de las soldaduras circunferenciales deben probarse
de forma no destructiva.

h) En cruces especiales las soldaduras circunferenciales seran radiografiadas en el
100% de los casos.

i) Para el caso que el operador determine la ejecucién de soldaduras destinadas a
vincular dos tramos de ducto previamente construidos y/o condicionados por
interfaces constructivas, permisos o cambios de frente de obra, se consideraran
soldaduras criticas de cierre por su caracter de integracion final del sistema. Las
soldaduras estimadas criticas deberan ser inspeccionadas al 100% mediante
ensayos no destructivos volumétricos.

IV.14 Instalacién de la tuberia en la zanja

La tuberia debe ser instalada de manera de adaptarse a la zanja, reduciendo al minimo
las tensiones que puedan originarse en ella, y protegiendo el revestimiento de posibles
deterioros.

El relleno de la zanja debe proveer a la linea de apoyo firme, evitando dafios de cualquier
clase, incluso aquellos originados en los propios equipos de construccion o en el relleno.

Cualquier tubo sumergido se instalar4 de modo tal que la parte superior del tubo esté
por debajo del fondo natural, salvo que, por razones justificadas, deba estar soportado
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por pilotes, sujetado por anclajes o con revestimiento pesado de hormigén armado, o
protegido por medios equivalentes.
Se detallan las consideraciones generales de instalacion:

a) En los sistemas de tuberias que operan a tensiones del 20% o mas de la TFME
(Tension de Fluencia Minima Especificada), resulta importante minimizar las
tensiones inducidas por la construccion. El tubo debe acomodarse en la zanja sin
el uso de fuerzas exteriores que lo mantengan en su lugar hasta completar el
relleno.

b) Inspecciones:
1) En tierra:

i. Para la instalaciéon de la tuberia en la zanja, no se podréa utilizar el
suelo superficial (top soil) como material de relleno. El suelo
seleccionado debera ser adecuado para proporcionar apoyo firme y
proteccion al revestimiento, evitando dafios y asegurando la
estabilidad de la tuberia

ii. Se debe inspeccionar el estado del fondo de la zanja, antes de bajar
la tuberia.

iii. Se debe inspeccionar la superficie del revestimiento del tubo a
medida que se baje a la zanja. Las rayaduras y otros defectos en el
revestimiento pueden indicar que la tuberia ha sido dafada después
de haber sido aplicado.

iv.  Se inspeccionara visualmente la acomodacion del tubo antes de
proceder a rellenar.

2) En cuerpos de agua:

i. La superficie del revestimiento anticorrosivo sera inspeccionada
antes de aplicar el lastrado.

ii. Ellastrado debe ser inspeccionado antes de soldar cada tubo.

c) Proteccion de cada unién de tuberia
1) En tierra:

i.  Como prevencion, se recomienda que los tramos de 1.000 a 1.500 m
de tuberia soldada sean sometidos a una prueba de fuga a 1/10 de la
MAPO, previo al revestimiento de sus juntas y a la bajada a la zanja.

ii. Antes de la bajada de la tuberia en la zanja, debe limpiarse el interior
de la tuberia e instalar tapas rigidas en las bocas de los extremos
libres.

2) En cuerpos de agua:

i.  En la barcaza del tendido, cada union soldada sera protegida con el
revestimiento correspondiente, y se colara el hormigén de lastre dentro
de un molde o encofrado "perdido”, a menos que el procedimiento
constructivo contemple un tiempo de curado suficiente.

V.15 Cobertura sobre tuberias enterradas

Todas las tuberias deben enterrarse por debajo del nivel del suelo. La tuberia debe
instalarse de manera que la cobertura entre su parte superior y el nivel del suelo, el nivel
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del camino, el fondo del rio o el fondo natural submarino (segin lo determinen las
practicas reconocidas y generalmente aceptadas), cumpla con la siguiente Tabla:

L Suelos 1
Ubicacion normales Roca Compacta
Trazado Clase 1 1,00 m 0,50 m
Trazado Clase 2,3y 4 1,20 m 0,75 m
Bajo s_olera de drenajes de cruces de 1,20 m 0.75m
caminos, carreteras y ferrocarriles

Tabla IV.15.1 Tapada Minima para Tuberias Enterradas

La tuberia a ser instalada en una via navegable, arroyo o puerto, debera tener la tapada
necesaria para que el garreo de las anclas u otros elementos no lo lastime, pero la
tapada minima en el lecho no serd menor a 1,20 metros y 0,75 m en roca compacta.

Las acometidas a la costa tendran la tapada necesaria para proteger a la tuberia de la
accion de las olas, las erosiones del lecho de cualquier naturaleza, debiendo la tuberia
tener un recubrimiento de espesor adecuado de hormigén con malla metélica que le dé
el peso negativo necesario y la proteja mecanicamente.

Si la técnica de tendido de la tuberia es mediante perforacion dirigida, el profesional
responsable del trabajo, debe previamente efectuar las perforaciones estratigraficas
necesarias para conocer el suelo, sus caracteristicas y el grado de consolidacion.

V.16 Relleno

a) En tierra firme el relleno debera proporcionar un apoyo firme y continuo a la
tuberia, depositando en principio una "cama" de suelo seleccionado de 20 cm de
espesor y se deben evitar dafios en las tuberias y en su revestimiento causados
por el equipo o el material de relleno.

b) En cuerpos de agua el relleno de la zanja se completara totalmente con suelo
natural, restituyéndose el lecho a los niveles originales.

IV.17 Restauracién y limpieza de la pista

El constructor de la linea finalizar4 el completamiento electromecanico, antes del inicio
de las primeras maniobras de comisionado y operacion, con la limpieza y recolecciéon
de todos los elementos extrafios indeseables incluidas las piedras provenientes de
voladuras y procedera a la restauracién de la pista a las condiciones ambientales
iniciales, excepto en aquellos aspectos en que la mecanica de suelos indigue alguna
modificacion para preservar la integridad de la tuberia.

La sobremonta de suelo sobre la tapada tendra una altura entre 0,30 my 0,40 m, y se
debe evitar que se convierta en un divisor de aguas superficiales. Esta sobre monta de

1 para considerar la tapada minima indicada en "roca", la tuberia, incluido su revestimiento, debe estar
totalmente alojado en la zanja cavada en la roca.
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suelo sobre tapada no constituye la tapada real de ducto. Sera necesario realizar la
tapada de los zanjeos de nuevos tendidos de tuberia en capas humectadas
compactadas mediante el uso de herramientas manuales.

IV.18 Componentes sobre el suelo

a) Cualquier componente de una tuberia podra instalarse sobre el suelo en las
siguientes situaciones, si se cumplen los demas requisitos aplicables de esta
parte:

1) Cruces elevados de carreteras, ferrocarriles o cuerpos de agua;
2) Se extiende sobre zanjas y barrancos;

3) Trampas de scraper o valvulas de bloqueo;

4) Areas bajo el control directo y continuo del operador;

5) En cualquier zona inaccesible al publico.

b) Cada componente cubierto por esta seccion debe estar protegido de las fuerzas
ejercidas por las cargas previstas.

IV.18.1 Estructuras elevadas

Para las estructuras elevadas el operador debera conservar las memorias de calculo,
los planos de detalle y demas especificaciones en el legajo técnico de obra durante toda
la vida util del sistema de tuberias.

IV.18.2 Instalacion sobre puentes

En tuberias que se deban montar sobre puentes son consideraciones basicas del
disefo, la utilizacion de bridas aislantes en las acometidas a la estructura existente, asi
como la colocacion de valvulas de blogueo confiables en el ingreso y en la salida.

La tuberia debera estar protegida del transito vehicular, si fuera el caso, y de dafios de
terceros en general.

IV.19 Perforaciones dirigidas

Se debera reunir informacion preliminar representativa con el objeto de ajustar las
variables fundamentales del proyecto.

Los parametros minimos a considerar para la realizacion de una perforacion dirigida
son:
a) Caracterizacion del lugar, que debe incluir:
1) Factores Geoldgicos;
2) Aspectos geotécnicos;
3) Detalles topogréficos e hidrogréficos; y
4) Exploracion del lugar.

b) Consideraciones generales de disefio, que debe incluir:
1) Definicion del obstaculo a sortear;
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2) Disefio y definicion del perfil de la perforacion;

3) Especificacion de la tuberia;

4) Definicion del revestimiento externo de la tuberia; y
5) Estudios de suelos.

¢) Andlisis de tensiones en la tuberia, que debe incluir:
1) Tensiones y cargas propias de la instalacion; y
2) Tensiones y cargas propias de la operacion.

d) Estudio de impacto ambiental, de acuerdo a lo establecido en la Disposicién N°
123 de la ex —- SUBSECRETARIA DE COMBUSTIBLES, de la ex —- SECRETARIA
DE ENERGIA, dependiente del ex — MINISTERIO DE PLANIFICACION
FEDERAL, INVERSION PUBLICA Y SERVICIOS del 30 de agosto de 2006 o la
normativa que la reemplace.

e) Se deberan realizar pruebas de aislamiento eléctrico, el valor maximo admisible
es de 0,020 mA/m2, de no cumplirse este valor debera aislarse el tramo e
instalarse un sistema de proteccion exclusivo para este tramo.

f) Implementacién de sistemas de recuperacion y reciclaje de fluidos de perforacion.
IV.20 Cruces de carreteras y vias férreas

La tuberia en cada cruce de ferrocarril o carretera debe instalarse de manera que resista
adecuadamente las fuerzas dinamicas ejercidas por las cargas de trafico previstas.

La consideracion principal en este tipo de cruces es la seguridad publica y la
prevencion de dafios a la tuberia de transporte. La tuberia del cruce, en toda zona
ferroviaria y de camino debe mantenerse a la profundidad minima constante, y sera de
al menos 1,20 m por debajo de las soleras de las cunetas.

El profesional responsable debe considerar un sobre espesor y evaluar los componentes
de tension ciclicos, para controlar las fallas por fatiga.

No resulta necesario el cruce de caminos mediante un tubo camisa, se reemplaza ese
método con un sobre espesor de la tuberia provisto por el factor de disefio especifico
para el cruce indicado.

IV.20.1 Cruces con tuberias y servicios publicos

Los cruces que se produzcan entre tuberias y otros servicios publicos, deben ser
disefiados para proporcionar una separacion minima de 1 m, a menos que otras
medidas que proporcionen proteccién sean autorizadas por el operador de la tuberia
instalada.

El cruce se debera realizar en forma perpendicular a la instalacion existente y por debajo
de la misma a la distancia antes citada, medida desde la superficie externa de la tuberia.
Ademas, entre las mismas y sobre la tuberia interferida se instalardn placas cuyas
caracteristicas minimas seran de 1 m de ancho por 1,5 m de largo y por 0,08 m de
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espesor con armadura de hierro en su interior. Finalmente, se instalara carteleria
indicando la interferencia o cruce.

Asimismo, se tendra especial consideracion en el disefio del cruce para evitar que el
asentamiento del suelo, las erosiones, eventos naturales, cargas ciclicas, etc.
modifiquen la separacién establecida.

Sera necesario realizar la tapada de los zanjeos de nuevos tendidos de tuberia en capas
humectadas compactadas mediante el uso de herramientas manuales. Para la
ejecucion de cruces con tuberias que operen con hidrocarburos liquidos, el operador
deber& contar con un Plan de Contingencias Ambientales especifico, que contemple
medidas de prevencién, mitigacion y respuesta ante posibles incidentes o derrames

V.21 Trampas de scraper

La trampa de scraper y sus componentes deben montarse de acuerdo con lo
especificado en el presente RTHL y la presién de prueba aplicada tendra los mismos
limites que los de la tuberia troncal.

Estara equipada con dispositivos de seguridad capaces de aliviar de manera segura la
presion interior antes de introducir o extraer los scrapers.

El operador debe disponer de los instrumentos y dispositivos adecuados para conocer
si la presion ha sido liberada, y en caso contrario un enclavamiento debe impedir la
apertura de la tapa. Las tapas de las trampas deberan cumplir con ASME UG 34
respecto del enclavamiento de seguridad para apertura.

La trampa debe poseer sefializadores de pasaje de los scrapers que indiguen el ingreso
o0 la salida de los scrapers.

V.22 Valvulas: general

Cada valvula debe instalarse en un lugar accesible para los empleados autorizados y
gue esté protegido contra dafios o0 manipulaciones.

En las tuberias se deben instalar valvulas de bloqueo de linea cumpliendo con los
requisitos de espaciado de valvulas de esta seccion y IV.22.1.

Las valvulas seran de paso completo de acuerdo con APl 6D, aptas para pasaje del
scraper.

Las valvulas deben ubicarse bajo tierra, preferentemente en camaras. De acuerdo con
el estudio de riesgo que efectie el operador, las valvulas pueden requerir ser
telecomandadas ademas de ser operables manualmente.

IV.22.1 Valvulas: ubicacién

Se debe instalar una valvula en cada una de las siguientes ubicaciones:
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a) Enelextremo de succiony en el extremo de descarga de una estacion de bombeo
de manera que permita el aislamiento del equipo de la estacion de bombeo en
caso de una emergencia;

b) En cada tuberia, en puntos a lo largo del trazado que minimicen riesgos a la
seguridad o dafios ambientales derivados de descargas accidentales, la
separacion entre valvulas no debe exceder los 32 km?;

c) En cadatoma lateral de una tuberia de manera que se pueda cerrar el lateral sin
interrumpir el flujo en la tuberia;

d) A cada lado de los cruces de agua, tanto permanentes como no permanentes,
gue tengan mas de 30 metros de ancho desde una marca de agua alta hasta otra
marca de agua alta, como se indica a continuacion:

1) Las valvulas deberan instalarse preferentemente en lugares fuera de la
llanura de inundacién de ocurrencia 100 afios y estar equipadas con
actuadores u otro equipo de control que se instale de manera que no se vea
afectado por las condiciones de inundacion; y

2) El intervalo maximo de espaciamiento entre valvulas que protegen mdultiples
cruces de agua adyacentes no puede exceder 1.600 m de longitud.

e) A cada lado de un reservorio que contiene agua para consumo humano.

IV.22.2 Equipo de bombeo

a) Se debe proporcionar una ventilacion adecuada en los edificios de las estaciones
de bombeo para evitar la acumulacién de vapores peligrosos;

b) Se deben instalar dispositivos para advertir la presencia de vapores peligrosos en
el edificio de la estacion de bombeo;

¢) En cada estacién de bombeo se debera disponer de lo siguiente:

1) Dispositivos de seguridad que eviten la sobrepresion de los equipos de
bombeo, incluidos los equipos de bombeo auxiliares dentro de la estacion
de bombeo.

2) Un dispositivo para la parada de emergencia de cada estacién de bombeo.

3) Si es necesaria energia para activar los dispositivos de seguridad, se
utilizara una fuente de alimentacion auxiliar.

d) Cada dispositivo de seguridad debe probarse en condiciones que se aproximen a
las operaciones reales y comprobarse que funciona correctamente antes de poder
utilizar la estacion de bombeo.

e) Los equipos de bombeo deben instalarse en propiedades que estén bajo el control
del operador y al menos a 15 m del limite de la estacién de bombeo.

f) Se debe instalar una proteccién contra incendios adecuada en cada estacién de
bombeo. Si el sistema de proteccién contra incendios requiere el uso de bombas,
se debe proporcionar energia motriz para dichas bombas, independiente de la que
opera la estacion.

! Para areas sensibles la distancia se reduce a 16 Km segun VI.15
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g) Los cables conductores de energia y fuerza motriz que alimentan motores,
equipos, tableros, edificios, columnas de alumbrado, etc., estaran adecuadamente
distanciados de aquellos circuitos de control e instrumentacion, de manera de
evitar la existencia de ruido magnético. Cuando se instalen en tierra se dispondran
en trincheras o cafieros prolijamente construidos e instalados, dentro de los
edificios y fuera de ellos, y cuando corresponda se dispondran dentro de
conductos conforme lo dispone la norma NFPA 70.

IV.23 Tanques de almacenamiento

IV.23.1 Ubicacidon

Deben respetarse las distancias entre las instalaciones fijadas por la Ley N° 13.660 y su
Decreto Reglamentario N° 10.877/60, y la Norma para el Proyecto, Construccion y
Operacion de Plantas de Almacenamiento de Gases Licuados de Petréleo, NAG-112.

Los tanques para almacenamiento deberan cumplir con los requisitos minimos para el
disefio y construccion de tanques de almacenamiento de acero soldados para liquidos
a presion atmosférica segun la norma API 650 y mantenidos bajo las especificaciones
de la norma API 653.

IV.23.2 Fundacién

Las fundaciones construidas de conformidad con especificaciones y planos detallados
tendran en cuenta las condiciones locales del suelo, el tipo de tanque, el uso y la
ubicacién geografica.

Tendr& especialmente en cuenta si estan ubicados en zonas sismicas, para lo cual el
operador debe consultar y aplicar las normas y especificaciones del Instituto de
Prevencion Sismica (INPRES).

IV.23.3 Diques y paredes contra fuego

Los muros de contencion y las pantallas contra fuego, donde sea necesario, seran
construidas de acuerdo a los requerimientos de la Ley N° 13.660 y su Decreto
reglamentario 10.877 del 9 de septiembre de 1960, y las normas NFPA 30 y NAG 112.
En el caso de especificaciones distintas, siempre se aplicara la mas estricta.

IV.24 Registros de construccion

El operador involucrado debe mantener un registro completo que muestre lo siguiente
durante la vida util de cada instalacion de tuberia:

a) Listado de tuberias (pipe tally) de construccion, con coordenadas DGPS (sistema
de posicionamiento global diferencial) relativo al cadenamiento de tubos de cada
seccion de tuberias;

b) La ubicacién de cada cruce con otra tuberia;
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c) La ubicacion de cada cruce de servicios publicos enterrado;
d) La ubicacion de cada cruce aéreo;

e) La ubicacion de cada valvula y estacion de control de corrosion.

CAPITULO V: INSPECCION Y PRUEBAS

V.1 Requisitos generales

Ningun operador podra operar una tuberia a menos que se haya sometido a una prueba
de presién conforme a lo establecido en este capitulo sin que la tuberia presente fugas.

Ademas, ningun operador podra volver a poner en servicio un segmento de tuberia que
haya sido reemplazado, reubicado o modificado de otro modo hasta que se haya
sometido el tramo reemplazado a una prueba de presion sin presentar fugas.

V.2 Pruebas

V.2.1 Prueba hidraulica

Para los fluidos Categoria A en todas las clases de trazado, el sistema de tuberia debera
ser sometido a una prueba hidraulica con un valor de presién equivalente a no menos
de 1,25 veces la presion interna de disefio, durante un lapso no menor de 4 horas
continuas.

Para fluidos Categoria B, el sistema de tuberia ser4 sometido a una prueba hidraulica
con un valor equivalente a no menos de multiplicar el factor indicado en la tabla siguiente
por la presion interna de disefio, durante un lapso no menor de 4 horas continuas.

En el caso de una tuberia que no se inspecciona visualmente para detectar fugas

durante la prueba, se debera mantener durante al menos 4 horas continuas adicionales
a una presioén igual al 110 por ciento o mas de la presion operativa maxima.

Tabla V.2.1- Factor de Prueba Hidraulica

Fluidos categoria B y Clase de Trazado Factor de Prueba Hidraulica
Clase 1 1,25
Clase 1 - Divisién 1 1,25
Clase 2 1,25
Clase 3 15
Clase 4 15
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Para tramos ubicados en cursos de agua o que crucen los mismos, incluyendo la
acometida costera, el factor es 1,50.

Cuando las tuberias sean probadas a presiones que desarrollen una tensién
circunferencial, basada en el espesor nominal de la pared, que excedan al 90% de la
tension de fluencia minima especificada del tubo, se deberan considerar los
requerimientos descriptos en el procedimiento de la Seccion N 5.0 del Apéndice N del
Cdédigo ASME B31.8.

V.2.1.1 Medio de prueba

La prueba hidraulica, debe ser realizada con agua de naturaleza tal que no sea
perjudicial para la tuberia, por lo cual se elimina la posibilidad de utilizar agua de
produccion o salada. Los parametros minimos de calidad del agua requeridos seran los
indicados en el punto 2.2.4 de la normativa NAG 124. Cuando se utilice agua para el
llenado y la realizacion de pruebas hidraulicas en nuevos ductos, su gestiéon y
disposicion final deberan cumplir estrictamente con la normativa ambiental vigente.

Cuando las condiciones operativas no permitan el uso de agua, se solicitara a la
Autoridad de Aplicacion la utilizacion de otro tipo de fluido junto con los elementos que
justifiquen tal solicitud.

En ese caso, se podra utilizar como medio de prueba petrdleo liquido que no se vaporice
en las condiciones de presion y temperatura de la prueba si:

a) Todo el tramo de la tuberia bajo prueba se encuentra fuera de areas pobladas y
no se afectan cursos de agua permanente o esporadica pero no con presencia
de agua al momento de la prueba.

b) Cada edificio dentro de un radio de 90 metros de la seccién de prueba estara
desocupado mientras la presion de prueba sea igual 0 mayor que una presion
que produzca una tension circunferencial del 50 por ciento de la tension de
fluencia minima especificada;

c) La seccién de pruebas se mantiene bajo vigilancia mediante patrullas regulares
durante la prueba; y

d) Se mantiene una comunicacion continua a lo largo de toda la seccién de prueba.
e) Se contempla dentro del plan de contingencia.

Se puede utilizar aire o gas inerte como medio de prueba en tuberias que operan en su
totalidad a un nivel del 20 por ciento o menos de la tensién de fluencia minima
especificada (TFME) de la tuberia, en los casos que ello no suponga un riesgo
considerable para las personas y para la seguridad de las instalaciones.

V.2.1.2 Prueba de rehabilitacion de tuberias desafectadas

Para retornar al servicio, en las instalaciones que han estado desafectadas de la
operacion por un periodo mayor a 2 afos, correspondera realizar una prueba de
rehabilitacién siguiendo los lineamientos de la VI.6.
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V.2.2 Prueba de componentes

a) La prueba de presién debe probar todas las tuberias y accesorios adjuntos,
incluidos los componentes, a menos que el parrafo siguiente lo permita de otra
manera.

b) Un componente, que no sea una tuberia, que sea el Unico elemento que se
reemplaza o agrega al sistema de tuberias no necesita ser probado
hidrostaticamente, si el fabricante certifica que:

1) El componente fue probado hidrostaticamente en la fabrica; o

2) EI componente se fabric6 bajo un sistema de control de calidad que
garantiza que cada componente tenga al menos la misma resistencia que
un prototipo que fue probado hidrostaticamente en la fabrica.

V.2.3 Pruebas de interconexiones

Las tuberias asociadas con conexiones deben probarse a presion, ya sea con la seccién
que se va a conectar o por separado.

V.2.4 Registros

El operador confeccionara un protocolo de la prueba con los detalles y datos
correspondientes incluyendo los graficos y registros, conteniendo como minimo la
siguiente informacion:
a) Datos de calibracion de los instrumentos utilizados, de una vigencia maxima de
12 meses.

b) ElI nombre del operador, el nombre del empleado del operador o contratista
responsable de la realizacion de la prueba, el nombre de la compafiia contratada
si fuera el caso.

¢) Lafecha de la prueba y tiempo empleado.
d) Fluido de prueba utilizado y su composicion.

e) Las cartas de registro de presiones y otros registros de lectura de presion y
temperatura.

f) Variaciones de elevaciones que sean significativas (mas de 30 m).
g) Pérdidas y fallas registradas junto con su ubicacion.
h) Temperatura del medio de prueba y de la tuberia durante la prueba.

i) Al menos, los registros y protocolos de la dltima prueba efectuada al sistema de
tuberias, debe permanecer archivada mientras permanezca en servicio.

J) Unadescripcion de la instalacion probada y del aparato de prueba;
k) Una explicacion de cualquier discontinuidad de presion, incluidas las fallas de

prueba, que aparezcan en los graficos de registro de presion.
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CAPITULO VI: PROCEDIMIENTOS DE OPERACION Y MANTENIMIENTO

VI.1 Alcance

Este capitulo prescribe requisitos minimos para la operacion y el mantenimiento de
sistemas de tuberias construidos con tubos de acero.

VI.2 Requisitos generales

Un operador debera realizar reparaciones en su sistema de tuberias de acuerdo con los
siguientes requisitos:

a) Reparaciones por falta de integridad: siempre que se detecte una condicién que
pueda afectar negativamente la operacion segura del sistema de tuberias, debera
corregirse de forma inmediata. Si la condicion es de tal naturaleza, que representa
un peligro inmediato para personas o bienes, el operador no podra operar la parte
afectada del sistema hasta que haya corregido la condicion insegura.

b) Reparaciones de defectos de gestion de integridad: cuando un operador descubre
una condicién en una tuberia que sea considerada de reparacion inmediata, de
reparacion en 60 dias o de reparacion en 180 dias, cada una de ellas deben ser
reparadas, sin excepcion dentro del plazo establecido.

VI.3 Manual de procedimientos para operaciones

a) Cada operador debera preparar y seguir, para cada sistema de tuberias, un manual
de procedimientos escritos o sistema de gestidn integrado para la realizacion de las
operaciones normales y el mantenimiento, asi como para la gestién de operaciones
anormales y emergencias. Este manual se revisara a intervalos no superiores a 39
meses, pero al menos una vez cada tres afios calendario, y se realizaran las
modificaciones pertinentes para garantizar su eficacia. Este manual debera
elaborarse antes del inicio de las operaciones de un sistema de tuberias, y estara
disponible en los lugares donde se planifiquen y organicen las operaciones y el
mantenimiento.

b) El manual o sistema de gestion integrado debe incluir los siguientes temas, a fin de
garantizar la seguridad durante el mantenimiento y las operaciones normales:

1) Registros de construccion, planos, mapas e historial de operaciones segun
sea hecesario para una operacion y mantenimiento seguros;

2) Recopilacién de los datos necesarios para informar sobre los accidentes de
manera oportuna y eficaz;

3) Procedimientos de Operacion, mantenimiento y reparaciéon del sistema de
tuberias de acuerdo con cada uno de los requisitos de esta normativa,;

4) Determinar qué instalaciones de tuberias se encuentran en &reas que
requeririan una respuesta inmediata por parte del operador para evitar
riesgos al publico, la propiedad o el medio ambiente;

5) Investigar y analizar accidentes y fallas en tuberias, incluido el analisis de
la falla de la tuberia, el componente o el equipo averiado para pruebas o
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6)

7)

8)

9)

examenes de laboratorio cuando corresponda, para determinar las causas

y los factores que contribuyeron a la falla. En particular el operador debe:

i. Desarrollar, implementar e incorporar las lecciones aprendidas,
mediante una revision del Plan de Gerenciamiento de Integridad,
luego de fallas y accidentes en sus sistemas, incluyendo los
programas pertinentes de capacitacion y cualificacion del personal del
operador.

ii. El analisis debe incluir todos los factores relevantes que afecten al
volumen de vertido y sus consecuencias, incluyendo, entre otros, los
siguientes:

A. Deteccion, identificacién, respuesta operativa, apagado del
sistema y comunicaciones de respuesta a emergencias, segun el
tipo y volumen del evento de liberacion o falla;

B. Adecuacién y eficacia de los procedimientos y sistemas de
tuberias, incluidos el control de supervision y adquisicion de datos
(SCADA), las comunicaciones, el cierre de véalvulas y el personal
operador;

C. Tiempo de respuesta real desde la identificacién de una ruptura
después de una natificacion de ruptura potencial, hasta el inicio de
las acciones de mitigacion y el aislamiento del segmento, y la
idoneidad y eficacia de las acciones de mitigacion adoptadas;

D. Ubicacion y oportunidad de activacion de todas las valvulas de
bloqueo de linea; y

E. Todos los demas factores que el operador considere apropiados.

iii. Resumen de fallas y/o accidentes posteriores a la ruptura: Si una falla
0 accidente en una tuberia se produjo luego de la notificacion de
posible ruptura, el operador debe completar un resumen de la revisién
posterior a la falla o accidente dentro de los 90 dias posteriores a la
falla o accidente. El operador debe conservar, durante la vida atil de
la tuberia, el resumen final posterior a la falla o0 accidente, todos los
documentos de investigacion y andlisis utilizados para prepararlo y
los registros de las lecciones aprendidas.

Al poner en marcha y parar cualquier parte del sistema de tuberias, se debe
tener en cuenta el liquido en el transporte, las variaciones de altitud a lo
largo de la tuberia y los dispositivos de control y monitoreo de presion.

En el caso de una tuberia que no esté equipada a prueba de fallas, desde
una ubicacién segura debera monitorearse la presién de la tuberia durante
el arranque hasta que se alcancen condiciones de flujo y presién de estado
estable y durante el cierre para asegurar el funcionamiento dentro de los
limites prescritos.

En el caso de instalaciones no equipadas a prueba de fallos que estén o
que controlan la recepcion y entrega del liquido, deberan advertirse
condiciones operativas anormales mediante el monitoreo de la presién,
temperatura, flujo u otros datos operativos apropiados y transmitir estos
datos a una ubicacién segura.

Abandono de instalaciones de tuberias, incluyendo la desconexion segura
de un sistema de tuberias en funcionamiento, la purga de combustibles y el
sellado de instalaciones abandonadas que se mantienen en pie para
minimizar los riesgos para la seguridad y el medio ambiente. Para cada
instalacion de tuberias marinas abandonadas o cada instalacion de tuberias
terrestres abandonadas que crucen, pasen por debajo o a través de vias
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navegables comerciales, el dltimo operador de dicha instalacion debe
presentar un informe de abandono.

10) Minimizar la probabilidad de ignicion accidental de vapores en areas
cercanas a las instalaciones donde exista la posibilidad de presencia de
liquidos o gases inflamables.

11) Establecer y mantener medios de comunicacion, mediante el acceso directo
a un centro de llamadas de emergencia el cual debe estar disponible para
coordinar las acciones en la ubicacion del oleoducto con bomberos, policia
y otros funcionarios publicos.

12) Revisar periddicamente el trabajo realizado por el personal del operador
para determinar la eficacia de los procedimientos utilizados en la operacion
y mantenimiento normales y tomar acciones correctivas donde se
encuentren deficiencias.

13) Tomar precauciones adecuadas en las zanjas excavadas para proteger al
personal de los peligros de acumulaciones peligrosas de vapor o gases, y
poner a disposicion, cuando sea necesario en la excavacion, equipo de
rescate de emergencia, incluyendo un aparato de respiracion, un arnés y
linea de rescate.

14) Implementar los procedimientos de gestion de la sala de control.

c) El manual o sistema de gestion integrado debe incluir procedimientos para casos
de operacion anormal, a fin de garantizar la seguridad cuando se excedan los limites
de disefio de operacion:

1) Responder, investigar y corregir la causa de:

i.  Cierre involuntario de valvulas o paradas;

ii.  Aumento o disminucién de la presién o del caudal fuera de los limites
normales de funcionamiento;

iii.  Pérdida de comunicaciones;

iv.  Funcionamiento de cualquier dispositivo de seguridad;

v.  Cualquier otro mal funcionamiento de un componente, desviacién del
funcionamiento normal o error del personal que pudiera ocasionar un
peligro a las personas o a la propiedad.

2) Verificar las variaciones del funcionamiento normal una vez finalizado el
funcionamiento anormal en suficientes ubicaciones criticas del sistema para
determinar la integridad continua y el funcionamiento seguro.

3) Correccion de variaciones del funcionamiento normal de equipos y
controles de presién y caudal.

4) Notificar al personal operador responsable cuando se recibe aviso de una
operacién anormal.

5) Revisar periddicamente la respuesta del personal operador para determinar
la eficacia de los procedimientos que controlan la operacién anormal y
tomar acciones correctivas donde se encuentren deficiencias.

d) El manual o sistema de gestibn integrado debe incluir los siguientes
procedimientos, a fin de garantizar la seguridad en caso de emergencia:

1) Recibir, identificar y clasificar avisos de eventos que requieran una
respuesta inmediata por parte del operador, y comunicar esta informacién
para que se tomen medidas correctivas inmediatas.

2) Respuesta rapida y eficaz a un aviso de cada tipo de emergencia, incluidos
incendios o0 explosiones que ocurran cerca o que involucren directamente
a una instalaciéon de tuberias, liberacion accidental de liquido de una
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instalacion de tuberias, falla operativa que cause una condicién peligrosa y
desastre natural que afecte a las instalaciones de tuberias.

3) Contar con personal, equipo, instrumentos, herramientas y material
disponibles segun sea necesario en el lugar de una emergencia.

4) Tomar las medidas necesarias respecto a parada de emergencia, cierre de
valvulas o reduccion de presion, en cualquier seccion del sistema de
tuberias del operador. Cada operador debe desarrollar procedimientos
escritos de identificacién de rupturas para evaluar si una notificacién de
ruptura potencial, es un evento de ruptura real o un evento de no ruptura.
Estos procedimientos deben especificar las fuentes de informacion,
factores operativos y otros criterios que el personal del operador utiliza para
evaluar una notificacién de ruptura potencial.

5) Procedimiento para el control de los productos liberados en la escena de
un accidente para minimizar los peligros, incluida la posible ignicién en los
casos de liquidos altamente volatiles e inflamables.

6) Minimizar la exposicién publica a lesiones y la probabilidad de ignicion
accidental ayudando con la evacuacion de residentes y ayudando a detener
el trafico en carreteras y ferrocarriles en el area afectada, o tomando otras
medidas apropiadas.

7) Notificar a los bomberos para coordinar y compartir informacion para
determinar la ubicacion del derrame, incluidas las respuestas planificadas
y las respuestas reales durante una emergencia, y cualquier precaucion
adicional necesaria para una emergencia que involucre un oleoducto. El
operador debe notificar de manera inmediata para coordinar y compartir
informacién para determinar la ubicacién de la liberacion.

8) En caso de falla de un sistema de tuberias se utilizaran instrumentos
apropiados para evaluar la extensién y cobertura de la nube de vapor y
determinar las areas peligrosas.

9) Prever una revision de las actividades de los empleados después del
accidente para determinar si los procedimientos fueron efectivos en cada
emergencia y tomar medidas correctivas cuando se encuentren
deficiencias.

10) Acciones que debe tomar un controlador durante una emergencia, de
acuerdo con los planes de emergencia del operador.

d) Elmanual o sistema de gestion integrado debe incluir instrucciones que permitan al
personal que realiza actividades de operacibn y mantenimiento reconocer
condiciones que potencialmente puedan ser condiciones relacionadas con la
seguridad.

VI.4 Capacitacion en respuesta a emergencias

a) Cada operador debera establecer y llevar a cabo un programa de capacitacion
continua para instruir al personal de respuesta a emergencias a:

1) Llevar a cabo los procedimientos de emergencia que se relacionen con sus
funciones;

2) Conocer las caracteristicas y peligros de los liquidos transportados,
incluyendo la inflamabilidad de mezclas con el aire, vapores inodoros y
reacciones con el agua;

3) Reconocer las condiciones que probablemente causen emergencias,
predecir las consecuencias de fallas o mal funcionamiento de las
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instalaciones y derrames de liquidos y tomar las medidas correctivas
apropiadas;

4) Tomar las medidas necesarias para controlar cualquier liberacion
accidental de liquido y para minimizar el riesgo de incendio, explosion,
toxicidad o dafio ambiental;

5) Aprender de las causas, tipos, tamafios y consecuencias del fuego y el uso
apropiado de extintores portatiles y otros equipos de control de incendios
en el lugar, involucrando, cuando sea posible, una condicion simulada de
emergencia en la tuberia.

b) A intervalos que no excedan de 15 meses, pero al menos una vez cada afio
calendario, cada operador debera:
1) Revisar con el personal su desempefio en el cumplimiento de los objetivos
del programa de capacitacion en respuesta a emergencias; y
2) Realizar cambios apropiados al programa de capacitacion de respuesta a
emergencias segun sea necesario para garantizar que sea eficaz.

c) Cada operador debera exigir y verificar que sus supervisores mantengan un
conocimiento profundo de los procedimientos de respuesta a emergencias
establecidos.

VI.5 Mapas, planos y registros

a) Cada operador debera mantener mapas, planos y registros actualizados de sus
sistemas de tuberias que incluyan al menos la siguiente informacion:
1) Ubicacion e identificacion de las siguientes instalaciones de tuberias:
i.  Estaciones de bombeo;
ii. Instalaciones de scraper;
iii.  Valvulas de bloqueo de linea;
iv.  Accesos al trazado de la tuberia; y
v.  Dispositivos de seguridad.

2) Todos los cruces de vias publicas, ferrocarriles, rios, servicios publicos
enterrados y tuberias de terceros.

3) La presién maxima de funcionamiento de cada tuberia.

4) Eldidmetro, grado, tipo y espesor nominal de la pared de todas las tuberias.

b) Cada operador debera mantener durante al menos 3 afios registros operativos
diarios que indiquen:
1) La presion de descarga en cada estacién de bombeo; y
2) Cualquier operacién de emergencia u anormal a la que se apliquen los
procedimientos establecidos en la normativa.

¢) Cada operador deberd mantener los siguientes registros durante los periodos
especificados:
1) Lafecha, ubicacién y descripcion de cada reparacion realizada a la tuberia
se deberan mantener durante la vida util de la tuberia.
2) Lafecha, ubicaciony descripcion de cada reparacion realizada a partes del
sistema de tuberias que no sean tuberias se deberan mantener durante al
menos 1 afo.
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3) Se deberd mantener un registro de cada inspeccion y prueba requerida
durante al menos 10 afios o hasta que se realice la siguiente inspeccion o
prueba, lo que sea mas largo.

V1.6 Maxima presion de operacion admisible (MAPO)

a) Salvo presiones excesivas y otras variaciones con respecto a las operaciones
normales, ningln operador podra operar una tuberia a una presioén que exceda
cualquiera de los siguientes:

1) La presion interna de disefio de la tuberia se determina de acuerdo con 1l1.4.
Sin embargo, para tuberias de acero, si se desconocen uno o mas factores
de la féormula de disefio, se utilizara una de las siguientes presiones como
presion de disefio:

i.  Lapresién que resulta de afectar con el factor K de la Tabla VI.6.1 a
la presion de prueba que produce fluencia, siguiendo el procedimiento
de la seccion N 5.0 del Apéndice N del Cédigo ASME B31.8. Se
deberan considerar los factores determinados en la seccion 1.4

Tabla VI.6.1 - Factores K para la determinacion de la MAPO

Tipo de Fluido y Clase Factort
Fluido categoria “A” (para todas las clases de trazado) 1,25
Fluidos categoria “B” - Clase 1y 2 1,25
Fluidos categoria “B” - Clase 3y 4 15

ii.  Consideraciones particulares para el Factor: El 80% de la presion de
prueba para cualquier parte de la tuberia que haya sido sometida a
prueba de presion.

A. La presion que resulta de afectar con el factor K la presién
de prueba de cualquier porcién de la tuberia que haya sido
probada siguiendo los lineamientos de la seccién V.2; o

B. La presién que resulta de afectar con el factor K la presion
de prueba en fabrica o prueba prototipo para cualquier
componente individual exceptuado de prueba hidraulica
segun lo determinado en la seccion V.2; o

C. Para tuberias que no hayan sido sometidas a pruebas de
presién segun, el 80 por ciento de la presion de prueba o
la presion operativa mas alta a la que estuvo sometida la
tuberia durante 4 o mas horas continuas que se puedan
demostrar mediante graficos de registro 0 registros

! para tramos sumergidos en cuerpos de agua, incluyendo la acometida, el factor es 1,50.
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realizados en el momento en que se realizaron la prueba
o las operaciones.

b) Ningun operador podr4 permitir que la presiébn en una tuberia, durante
sobretensiones u otras variaciones con respecto a las operaciones normales,
supere el 110 % del limite de presion de operacion. Cada operador debera
proporcionar controles y equipos de protecciéon adecuados para mantener la
presion dentro de este limite.

VI.7 Comunicaciones

a) Cada operador debera contar con un sistema de comunicacion que permita la
transmision de la informacion necesaria para la operacion segura de su sistema
de tuberias, el cual debe incluir:

1) Monitoreo de datos operativos;

2) Recibir avisos del personal del operador, del publico y de las autoridades
publicas sobre condiciones anormales o de emergencia y enviar esta
informacion para que se tomen medidas correctivas;

3) Realizar comunicacion vocal bidireccional entre un centro de control y el
lugar de operaciones anormales y emergencias; y

4) Proporcionar comunicacion con bomberos, policia y otras autoridades
publicas apropiados durante condiciones de emergencia, incluido un
desastre natural.

VI.8 Reduccion de la presion de operacion en tuberias

a) El operador podra utilizar los procedimientos de calculo de presién de falla
a los fines de calcular la reduccidén de presion necesaria ante el conocimiento de
defectos en la tuberia.

b) El operador deberd mantener procedimientos para reducir la presion de operacion
en los casos en que se realizan tareas sobre la tuberia tales como:
1) Nuevas derivaciones mediante hot tap;
2) Reparaciones de defectos (volumétricos, planos o0 geométricos),
considerando la severidad de los mismos;
3) Investigacion de defectos (volumétricos, planos 0 geométricos)
considerando la severidad de los mismos;
4) Renovacion del revestimiento;
5) Instalacién o remocién de anclajes sobre la tuberia;
6) Recomposicién de tapada sobre tuberia o trabajos de movimientos de
suelo.
7) Excavaciones;
8) Reparacion de fugas o pérdidas;
9) Contacto con la tuberia por terceros;
10) Vandalismo;
11) Desplazamiento del terreno o situaciones donde la tuberia queda expuesta.
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V1.9 Marcadores de linea

a) Cada operador debera colocar y mantener marcadores de linea sobre cada
tuberia enterrada de acuerdo con lo siguiente:

1) Se deben ubicar marcadores en cada cruce de via publica, en cada cruce
de ferrocarril y en cantidad suficiente a lo largo del resto de cada linea
enterrada para que se conozca con precision su ubicacion.

2) El marcador deberd indicar al menos lo siguiente sobre un fondo de color
fuertemente contrastante:

i. La palabra “Advertencia”, “Precaucion” o “Peligro” seguida de las
palabras “Oleoducto (o el nombre del liquido transportado)”, todas las
cuales, excepto los marcadores en areas urbanas altamente
desarrolladas, deben estar en letras de al menos 1 pulgada (25
milimetros) de alto con un trazo aproximado de 1/4 de pulgada (6,4
milimetros).

i. El nombre del operador y un nimero de teléfono (incluido el cédigo
de area) donde se pueda contactar con el operador en todo momento.

b) No se requieren marcadores de linea para tuberias enterradas ubicadas:
1) En cruces o debajo de vias fluviales y otros cuerpos de agua; o
2) En éareas urbanas altamente desarrolladas.

C) Cada operador debera proporcionar sefializacion de linea en los lugares donde
ésta se encuentre sobre el suelo en areas que sean accesibles al publico.

VI.10 Inspeccidn de cruces especiales y cruces bajo aguas navegables

a) Cada operador debera inspeccionar, a intervalos no superiores a 3 semanas, pero
al menos 26 veces al afio calendario, el estado de la superficie de cada cruce
especial de tuberia o0 sus inmediaciones. Los métodos de inspeccion incluyen
caminar, conducir, volar u otros medios adecuados para recorrer el derecho de
paso.

b) Cada operador debera inspeccionar todos los cruces de ductos bajo cursos de
agua de régimen permanente y vias navegables con una periodicidad no mayor a
cinco (5) afos y, dentro de los (90) dias corridos posteriores a la ocurrencia de
cualquier evento extremo identificado en su matriz de riesgo.

VI.11 Inspecciones en areas afectadas por condiciones climéaticas

a) Tras unfendmeno meteorolégico extremo o un desastre natural que pueda causar
dafios a la infraestructura por la erosién o el movimiento del suelo que rodea el
tuberia, una inundacion que supere las crecidas de rios, costas o arroyos en la
zona de la tuberia, un deslizamiento de tierra en la zona de la tuberia o un
terremoto, el operador debe inspeccionar todas las instalaciones potencialmente
alcanzadas por el fenomeno para detectar condiciones que hubieren afectado
negativamente su operacion segura.

b) Eloperador debe considerar la naturaleza del evento, asi como las caracteristicas
fisicas, las condiciones de operacion, la ubicacion y el historial de la tuberia
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afectada para determinar el método adecuado para realizar la inspeccion inicial,
a fin de determinar la magnitud del dafio.

c) Lainspeccion requerida debe comenzar dentro de las 72 horas posteriores al cese
del evento, definido como el momento en que el personal y el equipo necesarios
para realizar la inspeccion puedan acceder de forma segura al &rea afectada.

d) El operador deberd tomar medidas correctivas rapidas y adecuadas para
garantizar la operacion segura de una tuberia, basandose en la informacion
obtenida como resultado de la inspeccion. Dichas medidas podran incluir, entre
otras:

1) Reducir la presiéon de operacion o cerrar la tuberia;

2) Modificar, reparar o reemplazar cualquier instalacion de tuberia dafiada;

3) Prevenir, mitigar o eliminar cualquier condicién insegura en el derecho de
via de la tuberia;

4) Realizar patrullajes, estudios, pruebas o inspecciones adicionales;

5) Implementar actividades de respuesta a emergencias con personal local; y

6) Notificar a las comunidades afectadas sobre las medidas que se pueden
tomar para garantizar la seguridad publica.

VI.12 Notificacion de posible ruptura

a) Una notificacién de ruptura potencial significa la notificacion a, o la observacion
por, un operador en base a valores observados en una sala de control, personal
de campo, personal de tuberias o servicios publicos cercanos, el publico, personal
de respuesta local o autoridades publicas de uno o mas de los siguientes indicios
de una posible liberacién no intencional o no controlada de un gran volumen de
liguidos de una tuberia:

1) Una pérdida de presion imprevista o inexplicable fuera de las presiones
normales de operacion de la tuberia, segun se define en los procedimientos
escritos del operador. El operador debe establecer en sus procedimientos
escritos que una pérdida de presién imprevista o no planificada esta fuera
de las presiones normales de operacion del tuberia cuando se produce una
pérdida de presién superior al 10 % en un intervalo de 15 minutos o menos,
a menos que el operador haya documentado en sus procedimientos
escritos la necesidad operativa de un umbral de cambio de presion mayor
debido a la dinamica del flujo del tuberia (incluidos los cambios en la presion
de operacion, el caudal o el volumen), causados por fluctuaciones en la
demanda, los ingresos o las entregas de producto.

2) Un cambio imprevisto o inexplicable en el caudal, la presion, el
funcionamiento del equipo u otra indicaciéon de la instrumentacion de la
tuberia en la estacion aguas arriba o aguas abajo que pueda ser
representativa de un evento; o

3) Cualquier liberacion rapida imprevista o inexplicable de un gran volumen de
liquido, un incendio o0 una explosion, en las inmediaciones de la tuberia.
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VI.13 Reparaciones de tuberias

a) Al reparar sus sistemas de tuberias, cada operador debera garantizar que las
reparaciones se realicen de manera segura y de modo que se eviten dafios a
personas o propiedades.

b) Ningun operador podra utilizar ninguna tuberia, valvula o accesorio como
reemplazo en la reparacion de instalaciones de tuberias, a menos que esté
disefiado y construido segun lo requiere esta norma.

c) Para las reparaciones de tuberias se utilizara el estandar ASME PCC-2
Reparacion de Equipos y Tuberias a Presion.

VI.14 Movimiento de tuberias

a) Ningun operador podra mover ninguna tuberia, a menos que la presion en la
seccion de la linea involucrada se reduzca a no mas del 50 por ciento de la presion
operativa maxima.

b) Ningun operador podra mover ninguna tuberia que contenga liquidos altamente
volatiles donde los materiales en la seccion de la linea involucrada estén unidos
mediante soldadura a menos que:

1) El movimiento cuando la tuberia no contiene liquidos altamente volatiles no
es practico;

2) Los procedimientos del operador contienen precauciones para proteger al
publico contra el peligro de mover tuberias que contienen liquidos altamente
volatiles, incluido el uso de advertencias, cuando sea necesario, para
evacuar el area cercana a la tuberia; y

3) La presion en esa seccion de la linea se reduce al valor inferior de los
siguientes:

i. Cincuenta por ciento o menos de la presibn maxima de
funcionamiento; o

i.  El nivel practico mas bajo que mantendra al liquido altamente volatil
en un estado liquido con flujo continuo, pero no menos de 50 psi (345
kPa) por encima de la presién de vapor del producto.

¢) Ningun operador podra mover ninguna tuberia que contenga liquidos altamente
volatiles donde los materiales en la seccion de la linea involucrada no estén unidos
mediante soldadura a menos que:
1) El operador cumple con los requisitos de los parrafos b) 1y b) 2; y
2) Esa seccion de linea estd aislada para evitar el flujo de liquido altamente
volatil.

VI.15 Valvulas: Cierre de valvulas en tierra para mitigacion de rupturas

a) Paralos segmentos de tuberias terrestres de liquidos correspondientes a nuevas
construcciones y completamente reemplazados, que podrian afectar &reas de alta
consecuencia, un operador debe instalar valvulas de mitigacion de ruptura.

b) Las vélvulas deben instalarse de acuerdo con los siguientes requisitos:
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1) Un "segmento de cierre" se refiere al segmento de tuberia ubicado entre la
vélvula aguas arriba mas cercana al extremo aguas arriba del segmento de
tuberia reemplazado o que se encuentre entre al menos dos valvulas de
mitigacion de ruptura. Si alguna tuberia de cruce o lateral para la recepcién
0 entrega de productos se conecta al segmento reemplazado entre las
valvulas aguas arriba y aguas abajo, el segmento de cierre también se
extiende hasta una valvula en la(s) conexion(es) de cruce o lateral(es), de
modo que, cuando todas las valvulas estén cerradas, no haya una via de
flujo para el transporte de productos al lugar de la ruptura (excepto para los
liquidos residuales que ya se encuentren en el segmento de cierre).

2) Los segmentos de tuberia deben estar protegidos aguas arriba y aguas
abajo con valvulas. La distancia entre las valvulas no debe exceder:

i.  Parasegmentos de tuberias que transportan liquidos: 32 Km, con una
distancia maxima que no exceda los 16 Km desde los puntos finales
de un segmento de cierre; o

i. Para segmentos de tuberia con tuberias de alta presion: 16 Km. La
distancia maxima entre valvulas puede incrementarse en 1,25 veces
la distancia de separacion, hasta un maximo de 24 Km en un punto
final, siempre que el operador notifique a la Autoridad de Aplicacion.

3) Un operador puede usar una valvula manual como tecnologia equivalente
alternativa para una conexion de cruce si, durante las operaciones
normales, la valvula se cierra para evitar el flujo de liquidos con un
dispositivo de bloqueo u otro medio disefiado para impedir su apertura por
personas no autorizadas por el operador. El operador debe documentar que
la valvula se ha cerrado y bloqueado de acuerdo con sus procedimientos
de bloqueo y etiquetado para evitar el flujo.

c) Operaciébn manual al identificar una ruptura. Los operadores que utilicen una
valvula manual como tecnologia equivalente alternativa, deben desarrollar e
implementar procedimientos operativos, asi como designar y ubicar
adecuadamente al personal cercano para asegurar el cierre de la valvula, de
conformidad con esta seccién y el punto VI.16 La operaciéon manual de las
valvulas debe incluir el tiempo necesario para reunir al personal operativo
necesario, adquirir las herramientas y el equipo necesarios, conducir en
condiciones de trafico intenso y al limite de velocidad establecido, caminar hasta
la valvula y cerrar manualmente todas las valvulas, sin exceder el tiempo de
respuesta establecido en la secciéon VI.16

VI.16 Capacidades de las valvulas

a) Los requisitos de esta seccion se aplican a las valvulas de blogueo de linea
instaladas de conformidad con VI.15y IV.22.

b) Identificacién de rotura y tiempo de cierre de la valvula: Si un operador observa o
recibe una notificacion de una fuga de liquido que pueda ser representativa de un
evento de fuga no intencional o incontrolada que cumpla con una notificacién de
posible rotura, incluyendo cualquier cambio inexplicable en el caudal, la presion,
el funcionamiento del equipo u otras indicaciones de la instrumentacion de la
tuberia observadas por el operador, este debe, tan pronto como sea posible pero
dentro de los 30 minutos siguientes a la identificacion de la rotura, cerrar
completamente cualquier valvula reguladora de flujo necesaria para minimizar el
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volumen de liquido liberado de una tuberia y mitigar las consecuencias de una
rotura.

¢) Una vélvula debe tener la capacidad de accionamiento necesaria de cerrar para
mitigar las consecuencias de una ruptura, de acuerdo con los requisitos de esta
seccion.

d) Una valvula de cierre automatico debe poder ser monitoreada o controlada por
personal remoto o in situ, de la siguiente manera:

1) Operado durante condiciones operativas normales, anormales y de
emergencia;

2) Monitoreo del estado de la valvula (abierta, cerrada o parcialmente
cerrada/abierta), la presién aguas arriba y la presién aguas abajo. En el
caso de las valvulas de retencién, el operador no necesita monitorear
remotamente el estado de una valvula si tiene la capacidad de monitorear
las presiones o el caudal dentro de cada segmento de tuberia ubicado entre
las valvulas de cierre automatico para identificar y localizar una ruptura. Los
segmentos de tuberia que utilizan una tecnologia alternativa equivalente
deben tener la capacidad de monitorear las presiones y los caudales de
liquidos en la tuberia para identificar y localizar una ruptura.

3) Disponer de una fuente de energia de respaldo para mantener los sistemas
de control de supervision y adquisicion de datos (SCADA) u otras
comunicaciones remotas para el estado operativo de la valvula de control
remoto o valvula de cierre automatico o ser monitoreado y controlado por
personal en el lugar.

e) La posicibn y el estado operativo de una valvula deben monitorearse
adecuadamente mediante comunicacion electronica con instrumentacion remota
u otros medios equivalentes. Un operador no necesita monitorear remotamente el
estado de una valvula de cierre automatico si tiene la capacidad de monitorear la
presién o el caudal de liquidos en la tuberia para identificar y localizar una ruptura.

f) Antes de utilizar una valvula de cierre automatico como valvula de cierre de
retencion, el operador debe modelar el flujo del segmento de cierre y de cualquier
ramal que lo alimente, de modo que la valvula se cierre en un plazo maximo de
30 minutos tras la identificacion de la rotura, de acuerdo con los procedimientos
del operador y de conformidad esta seccién. El modelado de flujo debe incluir los
volimenes de flujo maximos, normales o de cualquier otro tipo, las presiones u
otras condiciones operativas previstas durante el afio, sin exceder un periodo de
15 meses, y debe modelarse para el flujo entre las valvulas de cierre automatico,
y cualquier tuberia en bucle o conexién para la recepcién de liquidos. Si las
condiciones de operacion cambian y pudieran afectar las presiones de la valvula
cierre automatico y el tiempo de cierre de la valvula de 30 minutos tras una
notificacion de posible rotura, el operador debera realizar un nuevo modelo de flujo
y restablecer las presiones de la valvula de cierre automatico antes de la siguiente
revision de las presiones de la valvula cierre automatico de acuerdo con la seccién
VI.17. El modelo de flujo debera incluir un diagrama de tiempo/presiéon para el
segmento que contiene la valvula de cierre automatico en caso de rotura. El
operador debera realizar este modelo de flujo antes de realizar cambios en las
condiciones de flujo que puedan impedir el cierre de la valvula de 30 minutos.
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VI1.17 Mantenimiento de valvulas

a) Cada operador deberd mantener en buen estado de funcionamiento en todo
momento cada valvula que sea necesaria para el funcionamiento seguro de su
sistema de tuberias.

b) Cada operador debe inspeccionar cada valvula de la linea principal al menos dos
veces al afio, pero a intervalos que no excedan de 7 meses y medio, para verificar
su correcto funcionamiento. No se requiere que los operadores cierren la valvula
completamente durante la inspeccién; un cierre minimo del 25 % de la valvula es
suficiente para demostrar el cumplimiento, a menos que el operador tenga
informacion operativa que requiera un porcentaje de cierre adicional para
mantener la confiabilidad.

c) Cada operador debera proporcionar proteccién a cada valvula contra operaciones
no autorizadas y contra vandalismo.

d) Para cada valvula de control remoto un operador debe realizar una verificacion
punto a punto entre las pantallas del sistema SCADA vy las valvulas, sensores y
equipos de comunicacion instalados.

e) Para cada tecnologia alternativa equivalente que sea operada de forma manual o
local (no una valvula de retencién):

1) Los operadores deben lograr un tiempo de respuesta de 30 minutos o
menos, mediante un simulacro inicial y la validacion periddica. El operador
debe revisar cada fase de la respuesta al simulacro y documentar los
resultados para validar que el tiempo total de respuesta, incluyendo la
identificacion de una ruptura, y el tiempo de cierre de la valvula sea menor
o igual a 30 minutos después de la identificacion de la ruptura.

2) Dentro de cada sistema de tuberias, y dentro de cada unidad de trabajo de
campo de operacién o mantenimiento, los operadores deben seleccionar
aleatoriamente una tecnologia equivalente alternativa de bloqueo de linea
autorizada para un simulacro de validacion anual de tiempo de respuesta
total de 30 minutos que simule las peores condiciones para esa ubicacién.
Los operadores no estan obligados a cerrar la tecnologia equivalente
alternativa por completo durante el simulacro; un cierre minimo del 25 por
ciento de la valvula es suficiente para demostrar el cumplimiento de los
requisitos del simulacro a menos que el operador tenga informacion
operativa que requiera un porcentaje de cierre adicional para mantener la
confiabilidad. El simulacro de respuesta debe realizarse al menos una vez
cada afno calendario, a intervalos que no excedan los 15 meses. Los
operadores deben incluir en sus procedimientos escritos el método que
utilizan para seleccionar aleatoriamente qué tecnologia equivalente
alternativa se prueba de acuerdo con este parrafo.

3) Si no se puede alcanzar el tiempo de respuesta maximo de 30 minutos
durante el simulacro, el operador debera revisar las medidas de respuesta
a mas tardar 12 meses después del simulacro. Las medidas alternativas
para el cierre de valvulas deberan cumplir con el parrafo f) de esta seccién
dentro de los 7 dias posteriores al simulacro.

4) Con base en los resultados de los simulacros de tiempo de respuesta, el
operador debe incluir las lecciones aprendidas en:

i.  Programas de formacion y cualificacion;
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i. Manuales de disefio, construccion, pruebas, mantenimiento,
operacion y procedimientos de emergencia; y

iii.  Cualquier otra area identificada por el operador como necesitada de
mejoras.

f) Cada operador debe implementar las siguientes medidas correctivas para corregir
cualquier valvula instalada en una tuberia terrestre o una valvula de retencién que
se indique que no funciona o no puede mantener un cierre efectivo:

1) Reparar o reemplazar la valvula lo antes posible, pero a mas tardar 12
meses después de determinar que la valvula no funciona o no puede
mantener el cierre.

2) Colocar una valvula alternativa que cumpla con los requisitos dentro de los
7 dias calendario siguientes al hallazgo mientras se realizan las
reparaciones y documente un plan de respuesta provisional para mantener
la seguridad. Las valvulas alternativas que cumplan con los requisitos de
espaciado de valvulas de esta parte no estan obligadas a cumplir con los
requisitos de espaciado de valvulas.

g) Un operador que utilice una valvula de alivio de presién, como vehiculo de control
de presion debe documentar y confirmar, las presiones de cierre de la valvula de
alivio anualmente, sin exceder los 15 meses. Las presiones de cierre de la valvula
de alivio deben comprobarse y reajustarse individualmente al menos cada afo,
pero a intervalos que no excedan los 15 meses.

VI.18 Scraper y esferas

Ningun operador podra utilizar un lanzador o receptor que no esté equipado con un
dispositivo de alivio capaz de liberar la presién del barrel de forma segura antes de
insertar o retirar los raspadores o esferas. El operador debera usar un dispositivo
adecuado para indicar que se ha liberado la presion del cafidn o debera proporcionar un
medio para evitar la insercidn o extraccion de raspadores o esferas si no se ha liberado
la presion del cafdn.

VI.19 Dispositivos contra sobrepresion y sistemas contra sobrellenado

A fin de determinar el buen funcionamiento, la correcta condicibn mecanica y la
adecuada capacidad y disponibilidad del servicio, el operador debera inspeccionar y
probar los dispositivos limitadores de presion, valvulas de alivio, reguladores de presiéon
y otros elementos y equipos de control de presién, con la siguiente frecuencia:

a) Parafluidos Categoria A: al menos una vez al afio y que el intervalo no supere los
15 meses.

b) Para fluidos Categoria B: al menos 2 veces al afio y que el intervalo no supere los
7 meses y medio.
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VI.20 Equipo contra incendios

Cada operador debera mantener un equipo adecuado contra incendios en cada estacién
de bombeo y area del tanque de desconexion. El equipo deberé ser:

a) En correcto estado de funcionamiento en todo momento;

b) Estar claramente marcado de modo que su identidad como equipo contra
incendios sea clara; y

c) Ubicado de manera que sea facilmente accesible durante un incendio.

VI.21 Proteccién contra el fuego

Debe realizarse en un todo de acuerdo con la Ley N° 13.660 y su Decreto Reglamentario
N° 10.877/60 y la norma para el Proyecto, Construccion y Operacion de Plantas de
Almacenamiento de gases licuados de Petréleo NAG-112.

Pueden utilizarse como norma de consulta la NFPA 30 y en ese caso aplicara siempre
la mas exigente.

Si el sistema instalado requiere los servicios de bombas contra incendio, la energia de
alimentacion de las mismas serd independiente de la alimentacién de energia de la
instalacion principal, de manera que en una emergencia la parada y/o blogueo de dicha
instalacion, no las afecte.

VI.22 Sefnalizacion

Cada operador debe mantener letreros visibles al publico alrededor de cada
estacion de bombeo y zona de tanques. Cada letrero debe contener el nombre del
operador y un nimero de teléfono (incluido el cédigo de area) donde se le pueda
contactar en todo momento al centro de recepcion de llamadas.

Se debera indicar la prohibicién de fumar y hacer llamas abiertas en cada area de
estacién de bombeo y en cada zona de tanques donde exista la posibilidad de
fuga de liquidos o de presencia de vapores inflamables.

VI.23 Gestion de la sala de control

a) Todo operador de una instalaciéon de tuberias debera contar con un
controlador trabajando en una sala de control que monitoree y controle total
0 parcialmente la instalacion mediante un sistema SCADA debe contar y
seguir procedimientos escritos de gestion de la sala de control que
implementen los requisitos de esta seccion.

b) Roles y responsabilidades: Cada operador debe definir los roles y
responsabilidades de un controlador durante condiciones operativas
normales, anormales y de emergencia. Para garantizar una respuesta
rapida y adecuada del controlador ante las condiciones operativas, el
operador debe definir cada uno de los siguientes aspectos:
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1) La autoridad y responsabilidad de un controlador para tomar decisiones y
realizar acciones durante las operaciones normales;

2) El papel del controlador cuando se detecta una condicibn operativa
anormal, incluso si el controlador no es el primero en detectar la condicion,
incluida la responsabilidad del controlador de tomar acciones especificas y
comunicarse con otros;

3) El papel del controlador durante una emergencia, incluso si no es el primero
en detectar la emergencia, incluida su responsabilidad de adoptar medidas
especificas y comunicarse con otros;

4) Un método para registrar los cambios de turno del controlador y cualquier
transferencia de responsabilidad entre controladores; y

5) Las funciones, responsabilidades y calificaciones de otras personas que
tienen la autoridad para dirigir o sustituir las acciones técnicas especificas
de los controladores.

c) Proporcionar informacion adecuada. Cada operador debe proporcionar a sus
controladores la informacion, las herramientas, los procesos y los procedimientos
necesarios para que estos desempefien las funciones y responsabilidades que el
operador ha definido, realizando cada una de las siguientes acciones:

1) Implementar API RP 1165 siempre que se agregue, amplie o reemplace un
sistema SCADA, a menos que el operador demuestre que ciertas
disposiciones de APl RP 1165 no son practicas para el sistema SCADA
utilizado;

2) Realizar una verificacion punto a punto entre las pantallas SCADA vy los
equipos de campo relacionados cuando se agrega 0 mueve equipo de
campo y cuando se realizan otros cambios que afectan la seguridad de la
tuberia en los equipos de campo o las pantallas SCADA,;

3) Probar y verificar un plan de comunicacién interna para proporcionar
medios adecuados para la operacidbn manual de la tuberia de manera
segura, al menos una vez cada afio calendario, pero a intervalos que no
excedan los 15 meses;

4) Pruebe todos los sistemas SCADA de respaldo al menos una vez cada afio
calendario, pero a intervalos que no excedan los 15 meses y;

5) Implementar la seccién 5 de APl RP 1168 para establecer procedimientos
para cuando un controlador diferente asume la responsabilidad, incluido el
contenido de la informacion que se intercambiara.

d) Mitigacion de la fatiga. Cada operador debe implementar los siguientes métodos
para reducir el riesgo asociado con la fatiga del controlador, que podria inhibir su
capacidad para desempefar las funciones y responsabilidades que le han sido
asignadas:

1) Establecer turnos de duracion y programar rotaciones que proporcionen a
los controladores tiempo libre suficiente para lograr ocho horas de suefio
continuo;

2) Educar a los controladores y supervisores en las estrategias de mitigacion
de la fatiga y como las actividades fuera de servicio contribuyen a la fatiga;

3) Capacitar a los controladores y supervisores de la sala de control para que
reconozcan los efectos de la fatiga; y

4) Establecer un limite maximo para las horas de servicio del controlador, que
puede prever una desviacion de emergencia del limite maximo si es
necesario para la operacion segura de una instalacion de tuberias.

e) Gestion de alarmas. Todo operador que utilice un sistema SCADA debe contar
con un plan de gestion de alarmas por escrito para garantizar una respuesta eficaz
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del controlador ante las alarmas. El plan del operador debe incluir disposiciones
para:

1) Revisar las operaciones de alarma relacionadas con la seguridad de
SCADA utilizando un proceso que garantice que las alarmas sean precisas
y respalden operaciones seguras de tuberias;

2) Identificar al menos una vez cada mes calendario los puntos que afectan la
seguridad que han sido retirados del analisis en el host SCADA, han tenido
alarmas inhibidas, han generado falsas alarmas o han tenido valores
forzados o manuales por periodos de tiempo superiores a los requeridos
para las actividades de mantenimiento u operaciéon asociadas;

3) Verificar los valores de ajuste de las alarmas relacionadas con la seguridad
y las descripciones de las alarmas cuando se calibren o cambien los
instrumentos de campo asociados y al menos una vez cada afio calendario,
pero a intervalos que no excedan los 15 meses;

4) Revisar el plan de gestion de alarmas requerido por este parrafo al menos
una vez cada afio calendario, pero a intervalos que no excedan los 15
meses, para determinar la eficacia del plan;

5) Supervisar el contenido y el volumen de la actividad general dirigida y
requerida a cada controlador al menos una vez cada afo calendario, pero
a intervalos que no excedan los 15 meses, lo que garantizara que los
controladores tengan tiempo suficiente para analizar y reaccionar ante las
alarmas entrantes;

f) Gestidon de cambios. Cada operador debe garantizar que los cambios que puedan
afectar las operaciones de la sala de control se coordinen con el personal de la
sala de control mediante las siguientes acciones:

1) Implementar la seccion 7 de APl RP 1168 para el cambio de gestién de la
sala de control y requerir la coordinacion entre los representantes de la sala
de control, la gerencia del operador y el personal de campo asociado al
planificar e implementar cambios fisicos en el equipo o la configuracion de
la tuberia; y

2) Exigir a su personal de campo que se comunique con la sala de control
cuando existan condiciones de emergencia y cuando se realicen cambios
en campo que afecten las operaciones de la sala de control.

g) Experiencia operativa. Cada operador debe asegurar que las lecciones
aprendidas de su experiencia operativa se incorporen, segun corresponda, en sus
procedimientos de gestion de la sala de control, realizando cada una de las
siguientes acciones:

1) Revisar los accidentes que deben informarse para determinar si las
acciones de la sala de control contribuyeron al evento y, de ser asi, corregir,
cuando sea necesario, las deficiencias relacionadas con:

i Fatiga del controlador;
ii. Equipo de campo;
iii.  Elfuncionamiento de cualquier dispositivo de socorro;
iv. Procedimientos;
V.  Configuracién del sistema SCADA;y
vi.  Rendimiento del sistema SCADA.

2) Incluir las lecciones aprendidas de la experiencia del operador en el

programa de capacitacion requerido por esta seccion.

h) Capacitacién. Cada operador debe establecer un programa de capacitacion para
controladores y revisar su contenido para identificar posibles mejoras al menos
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una vez al afio, con una frecuencia que no exceda los 15 meses. El programa del
operador debe incluir la capacitacion de cada controlador para que desemperie
las funciones y responsabilidades definidas por él. Ademas, el programa de
capacitacion debe incluir los siguientes elementos:

1) Responder a condiciones operativas anormales que puedan ocurrir
simultaneamente o en secuencia,;

2) Uso de un simulador computarizado o un método no computarizado para
entrenar a los controladores para que reconozcan condiciones operativas
anormales;

3) Capacitar a los controladores sobre sus responsabilidades en materia de
comunicacion segun los procedimientos de respuesta a emergencias del
operador;

4) Capacitacion que proporcionara al controlador un conocimiento practico del
sistema de tuberias, especialmente durante el desarrollo de condiciones
operativas anormales;

5) Para configuraciones operativas de tuberias que se utilizan de manera
periddica, pero con poca frecuencia, brindar una oportunidad para que los
controladores revisen los procedimientos relevantes antes de su aplicacion;
y

6) Entrenamiento y ejercicios para el equipo de la sala de control que incluyan
tanto a los controladores como a otras personas, definidas por el operador,
que razonablemente se espera que colaboren operativamente con los
controladores (personal de la sala de control) en situaciones normales,
anormales o de emergencia.

VI.24 Desafectacion y abandono de instalaciones

Las tuberias a ser desafectadas o abandonadas deberan ser tratadas siguiendo los
lineamientos del ANEXO P.

Cuando una tuberia tenga mas de 2 afios desde su desafectacidén y se pretenda poner
en servicio nuevamente, el operador debera realizar una prueba hidraulica en toda su
traza y/o una inspeccién interna en linea.

Si se opta por la prueba hidraulica, dentro de un plazo maximo de 2 afios debera llevarse
a cabo una inspeccién interna en linea.

Si la tuberia fue abandonada en lugar de ser desafectada (inertizada y con proteccién
catddica) y se rehabilita con una prueba hidraulica, de todos modos, el operador debera
hacer una inspeccién interna en linea antes de cumplir 2 afios desde la fecha de la
nueva puesta en marcha.
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CAPITULO VII: CONTROL DE LA CORROSION

VIl.1 Alcance

Se establecen los requisitos minimos para el control de la corrosién en sistemas de
tuberias de acero al carbono que transportan hidrocarburos liquidos.

VIIl.2 Definiciones

Enterrado: cubierto o en contacto con el suelo.

Evaluacion directa método de evaluacion de integridad que utiliza un proceso para
evaluar ciertas amenazas (como corrosion externa, corrosion interna y corrosion bajo
tension) a la integridad de un segmento de tuberia. El proceso incluye la recopilacion e
integracion de datos sobre factores de riesgo, el examen o analisis indirecto para
identificar areas sospechosas de corrosion, el examen directo de la tuberia en estas
areas y la evaluacién posterior.

Estudio eléctrico: serie de lecturas de tuberia a suelo muy espaciadas a lo largo de una
tuberia que se analizan posteriormente para identificar ubicaciones por donde sale una
corriente corrosiva de la tuberia.

Evaluacién directa de la corrosién externa (ECDA): un proceso de cuatro pasos que
combina una evaluacion previa, una inspeccion indirecta, un examen directo y una
evaluacion posterior para evaluar la amenaza de corrosion externa a la integridad de una
tuberia.

Entorno de tuberias: incluye la resistividad del suelo (alta o baja), la humedad del suelo
(himedo o seco), los contaminantes del suelo que pueden promover la actividad

corrosiva y otras condiciones conocidas que podrian afectar la probabilidad de corrosion
activa.

VII.3 Calificaciones para los supervisores

Se debe exigir y verificar que los supervisores mantengan un conocimiento profundo de
los procedimientos de control de corrosién establecidos en el presente Capitulo cuyo
cumplimiento son responsables de garantizar.

VII.4 Revestimiento para el control de la corrosiéon externa

Cada tuberia enterrada o sumergida debe tener un revestimiento externo para el control
de la corrosion externa si la tuberia es:

a) Construida, reubicada, reemplazada o modificada;
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b) Acondicionada;
1) Tiene un revestimiento externo que cumple antes de que la tuberia se

ponga en servicio; o
2) Es un segmento que se reubica, reemplaza o altera sustancialmente.

VII.5 Material de recubrimiento

El material de recubrimiento para el control de la corrosién externa debe cumplir con las
siguientes condiciones:

a) Estar disefiado para mitigar la corrosion de la tuberia enterrada o sumergida;

b) Tener suficiente adhesion a la superficie del metal para evitar la migraciéon de
humedad debajo de la pelicula;

c) Ser suficientemente ddctil para resistir el agrietamiento;

d) Tener suficiente resistencia para resistir dafios debidos al manejo y al estrés del
suelo;

e) Ser compatible con un sistema de proteccidon catodica seleccionado por el
operador, debiendo contemplar el caso que el revestimiento pueda generar
apantallamiento eléctrico;

f) Si el recubrimiento es de tipo aislante, tendra baja absorcién de humedad y
proporcionard alta resistencia eléctrica; y

g) Ser resistente al despegue catédico.

VII.6 Inspeccidn del revestimiento

Previo al descenso de la tuberia al interior de la zanja, debera realizarse un control de
discontinuidades del revestimiento mediante un detector de fallas tipo holiday detector
y no deberan registrarse fallas en el revestimiento.

En caso de detectarse discontinuidades, estas deberan ser reparadas y verificadas
nuevamente antes de bajar la tuberia.

Una vez finalizadas las tareas de bajado, tapado y con los puntos de medicién de
potencial instalados, debera efectuarse una Prueba de Aislacion Eléctrica (PAE).

El criterio de aceptacion para una tuberia revestida serd una densidad de corriente no
mayor a 0,010 mA/mz,

En caso de no cumplirse el criterio de aceptacion, debera procederse a la localizacion
de las discontinuidades del revestimiento, realizar las reparaciones necesarias y repetir
la Prueba de Aislacién Eléctrica (PAE) hasta cumplir con los valores establecidos.
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VII.7 Protecciéon catédica

Toda tuberia enterrada o sumergida que se construya, reubique, reemplace o modifique
debe contar con revestimiento externo y proteccién catddica.

La proteccion catddica tiene que cumplir con punto el VII.10 antes de que la tuberia se
ponga en servicio.

Las tuberias que se cateen o queden descubiertas temporalmente, las zonas de tanques
y las tuberias enterradas de estaciones de bombeo deben contar con proteccién
catodica.

VI1.8 Instalacion y mantenimiento de cables de prueba

Toda tuberia bajo proteccion catddica, debe contar con cables de prueba eléctricos para
el control de la corrosién externa.

Los cables de prueba deben instalarse como se indica a continuacion:

a) Colocar los cables a intervalos lo suficientemente frecuentes para obtener
mediciones eléctricas que indiquen la idoneidad de la proteccion catddica.

b) Dejar suficiente bucle o holgura para que el relleno no tense indebidamente ni
rompa el cable de manera que permanezca mecanicamente seguro y
eléctricamente conductor.

¢) Paralos cables instalados en conductos, debera aislarse adecuadamente el cable
del conducto.

d) En la conexién a la tuberia mediante soldadura cuproaluminotérmica u otro
método aceptable de soldadura de conductor eléctrico al acero, debera recubrirse
cada cable de prueba desnudo y area metélica desnuda con un material aislante
eléctrico compatible con el revestimiento de la tuberia y el aislamiento del cable.

Los cables de prueba deben mantenerse en condiciones que permitan obtener
mediciones eléctricas para determinar si la proteccién catdédica cumple con el criterio:
“6.2.1” de NACE SP 0169-2024 o el que en el futuro lo reemplace.

VII.9 Partes expuestas de las tuberias enterradas

Cuando se tenga conocimiento de que alguna parte de una tuberia enterrada esta
expuesta, debe examinarse dicha area para detectar evidencia de corrosién externa,
comprobando fehacientemente si la tuberia esta descubierta o si el revestimiento esta
deteriorado.

Si se encuentra corrosion externa que requiera medidas correctivas, se debe investigar
circunferencial y longitudinalmente mas all4 de la parte expuesta (mediante examen
visual, método indirecto o ambos) para determinar si existe corrosién adicional que
requiera medidas correctivas en las proximidades de la parte expuesta. Adicionalmente
se debera testear el grado de adherencia del revestimiento.
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Se debera elaborar un documento con un anexo fotogréfico que registre la condicién
encontrada del revestimiento y el acero, junto a la reparacion efectuada y el
revestimiento aplicado.

VII.10 Idoneidad de la proteccidn catédica

La proteccidn catddica requerida debe cumplir con uno o mas de los criterios aplicables
y otras consideraciones para la proteccién catddica contenidos en la seccién 6 de NACE
SP 0169 ultima revision.

VII.11 Monitoreo de la proteccidn catédica

Para determinar si la proteccion catédica requerida cumple con lo establecido en VI1.10,
debe realizarse lo siguiente:

a) Realizar pruebas en la tuberia protegida al menos una vez al afio calendario, con
una frecuencia no mayor a 15 meses. En tuberias sumergidas, si las pruebas a
estos intervalos no son viables, se podran realizar mediciones continuas al menos
una vez cada 3 afos calendario, con una frecuencia no mayor a 39 meses.

b) Donde no se pueda afirmar que los potenciales medidos en dos cables de prueba
sucesivos son representativos de los potenciales en cada uno de los puntos
intermedios, entre ellos, se deberan realizar mediciones a intervalo cercano (CIS)
0 una tecnologia comparable, una vez cada 5 afios con una frecuencia no mayor
66 meses. La ocurrencia de una fuga obligara a realizar una medicién de potencial
CIS en una longitud de 2000 m, aguas arriba y aguas debajo de la misma.

c) Debe comprobarse eléctricamente el correcto funcionamiento de los dispositivos
al menos seis veces cada afio calendario, pero con intervalos que no excedan de
3 meses para: rectificador, interruptor de corriente inversa, enlace de interferencia
cuyo fallo pone en peligro la proteccién estructural y para anodo galvanicos
individuales o en bateria de varios anodos al menos una vez cada afio con
intervalos menores a 15 meses.

VII.12 Aislaciones: inspecciones, pruebas y protecciones

Debe aislar eléctricamente toda tuberia enterrada de otras estructuras metalicas, a
menos que interconecte eléctricamente y proteja catédicamente la tuberia y las otras
estructuras como una sola unidad.

Debera instalarse uno o mas dispositivos aislantes donde sea necesario el aislamiento
eléctrico de una parte de una tuberia para facilitar la aplicacién del control de la
corrosion.

Debe inspeccionar y probar eléctricamente cada aislamiento eléctrico para asegurarse
de que el aislamiento sea adecuado.

Si el dispositivo aislante se coloca en un area clasificada donde es razonable prever una

atmosfera combustible, deber4d cumplir con los requerimientos de seguridad
correspondiente para evitar la formacion de arcos eléctricos.
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VI1.13 Corrientes de interferencia

Para las tuberias expuestas a corrientes de interferencia o parasitas, es necesario
contar con un programa para identificar, probar y minimizar los efectos perjudiciales de
dichas corrientes.

Se debera disefiar e instalar un sistema de corriente impresa o anodo galvanico para
minimizar cualquier efecto adverso sobre las estructuras metalicas adyacentes
existentes.

VII.14 Mitigacion de corrosion interna (Inhibidores)

Mediante la evaluacion de la corrosion interna, el monitoreo de bacterias y el uso de
inhibidores de corrosién se podra mitigar la corrosion interna de la tuberia. A tal fin
debera utilizarse la cantidad suficiente para proteger el sistema de tuberias y de ser
necesario instalar cupones u otros equipos de monitoreo para determinar la eficacia de
los inhibidores, cuyos resultados deberan examinarse al menos dos veces cada afio
calendario, pero con intervalos que no excedan de 7 meses y medio.

Al retirar un tramo de tubo de una tuberia, debe inspeccionarse su superficie interna
para detectar evidencia de corrosion. Si encuentra corrosion interna que requiera
medidas correctivas, debe investigar circunferencial y longitudinalmente mas alla de la
tuberia retirada (mediante inspeccion visual, método indirecto o ambos) para determinar
si existe corrosion adicional que requiera medidas correctivas en las inmediaciones de
la tuberia retirada.

VII.15 Monitoreo del control de la corrosion atmosférica

Debera inspeccionarse toda tuberia o porcion de tuberia que esté expuesta a la
atmaosfera para detectar evidencia de corrosion atmosférica, de la siguiente manera:

a) Entierra, al menos una vez cada tres afios calendario, con intervalos no mayores
a 39 meses;

b) En zona costera al menos una vez al afio calendario, con intervalos no mayores
a 15 meses.

Durante las inspecciones, se debe prestar especial atencién a las tuberias en las
interfaces suelo-aire, debajo del aislamiento térmico, debajo de revestimientos
desprendidos, en los soportes de las tuberias, en las zonas de salpicaduras, en las
penetraciones de cubiertas y en los tramos sobre el agua, si encuentra corrosion
atmosférica durante una inspeccion, debe proporcionar proteccion contra la corrosion.

VII.16 Metodologias de evaluacion directa

Para la evaluacion de corrosidon externa, interna y corrosion bajo tension se pueden
aplicar las metodologias descriptas en la ultima revisién de las siguientes practicas
estandar que se indican en la Tabla VII.16.
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Tabla VII.16 Normas de metodologias de evaluacion

Norma

Aplicacién

NACE SP0502

Evaluacion directa de la corrosién externa de tuberias (ECDA)

NACE SP0204

Metodologia de evaluacion directa de la fisuracion por corrosién bajo
tensién (SCC)

NACE SP0206

Metodologia de evaluacion directa de la corrosién interna en gasoductos
que transportan gas natural normalmente seco (DG-ICDA)

NACE SP0208

Metodologia de evaluacioén directa de la corrosién interna en oleoductos
de liquidos (LP-ICDA)

NACE SP0110

Metodologia de evaluacion directa de la corrosion interna por gas
himedo en oleoductos (WG-ICDA)

NACE SP0210

Evaluacion directa confirmatoria de la corrosién externa de tuberias

NACE SP0116

Metodologia de evaluacioén directa de la corrosion interna en flujo
multifasico (MP-ICDA) para tuberias.

Toda evaluacion directa debe incluir procedimientos para cada una de las 4 etapas:

a) evaluacion previa;

b) inspeccion indirecta;

Cc) examinacion directa y

d) evaluacién posterior de todo el proceso.

Cada una de las 4 etapas debera ser documentada.

VII.17 Informacién sobre control de corrosién

a) Se debera mantener registros o0 mapas actualizados para mostrar la ubicacion de:

1) Tuberias protegidas catdédicamente;
2) Estructuras vecinas unidas a sistemas de proteccién catodica.

b) Los registros o mapas que muestran una cantidad determinada de &anodos,
instalados de una manera o con un espaciamiento determinado, no necesitan

mostrar distancias especificas a cada &nodo enterrado.

c) Debe mantener un registro de cada analisis, verificacion, demostracion, examen,
inspeccion, investigacion, revision, estudio y prueba requeridos por este capitulo,
con suficiente detalle para demostrar la idoneidad de las medidas de control de la
corrosién o que no existen medidas de control que la requieran. Debe conservar

estos registros durante al menos 10 afios.
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VI1.18 Requerimientos para la proteccion catddica

Para instalaciones en tierra se colocaran puntos de mediciébn de potenciales a
intervalos de 1 Km (+/- 10%), pudiéndoselos desplazar s6lo en aquellos casos que
resulte de dificil cumplimiento o su presencia obstaculicen actividades agricolas sobre
la superficie donde se encuentre enterrada la tuberia.

Entendiendo como una linea sumergida a aquella que se encuentre debajo de un curso
de agua permanente; o bien que se encuentre debajo del agua en un curso de agua
temporal al momento de la inspeccién: Si el tramo tiene una longitud mayor a 1,5 Km se
utilizaran relevamientos de potenciales continuos (empleando metodologia reconocida
internacionalmente) entre los puntos extremos de la linea a fin de controlar y garantizar
los niveles de proteccion.

CAPITULO VIIl PLAN DE GERENCIAMIENTO DE INTEGRIDAD

VIII.1 Objetivo

El objetivo de este Capitulo es que los operadores de sistemas de transporte de
hidrocarburos liquidos por tuberias implementen un Plan de Gerenciamiento de
Integridad (PGI) que, a través de la sistematizacion y analisis de la informacion, permita
adecuar las practicas de Operacion y Mantenimiento, evitando la ocurrencia de
derrames o fugas que puedan dafiar a las personas, al ambiente y a otras instalaciones.

VIII.1.1 Evaluacidon de integridad

Atento a ello, se requiere que dichos operadores desarrollen una evaluacion de
integridad que se sustente en las siguientes acciones basicas:

a) Evaluacion de los riesgos derivados de las amenazas existentes en los
distintos tramos del sistema de tuberias;

b) Evaluacién de la integridad de las tuberias, al menos cada 5 afios, mediante
herramientas de Inspeccion Interna (11);

¢) Reparacion de los defectos encontrados con tiempos de respuesta prescriptos
segun su severidad;

d) Implementacion de Acciones Preventivas y Mitigativas Adicionales (APyMA)
para Areas Sensibles (AS);

e) Informar a la Autoridad de Aplicacion en forma periddica los planes a
implementar en el ciclo anual préximo y los resultados del ciclo anual anterior;

f) Implementaciéon de un Plan de Gerenciamiento de Integridad (PGI) que
garantice el cumplimiento de las disposiciones de esta seccion.

VIII.1.2 Elementos del plan de gerenciamiento de integridad (PGI)

El PGI se implementara en distintas etapas, a saber:
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a) Recopilar e integrar la informacion existente;
b) Elaborar un Andlisis de Riesgo (AR);
c) Elaborar un Plan de Inspeccion (Pl);

d) Elaborar un Plan de Respuesta (PR).

VIII.1.3 Requerimientos generales del plan de gerenciamiento de integridad

El operador deberd desarrollar y documentar los procedimientos de inspeccion,
evaluacion y reparacion de los sistemas de transporte, asi como documentar el proceso
gue garantice la revision y mantenimiento del PGI.

A través del PGI se analizaran todas las amenazas aplicables a cada tramo de los
sistemas de transporte alcanzado por el presente RTHL.

Se analizara toda la informacion disponible y se definira un Plan de Coleccion y Mejora
de Datos (PCyMD) para los tramos en que no se disponga de informacion con la calidad
y cantidad acorde con las necesidades del PGI.

El operador debera implementar un sistema de evaluacion de riesgos, Andlisis de Riesgo
(AR), que le permita desarrollar la planificacion de las actividades de Integridad.

Para las Areas Sensibles (AS) se implementaran Acciones Preventivas y Mitigativas
Adicionales (APyMA) para minimizar el riesgo.

El operador debera desarrollar y documentar criterios y procedimientos para reparar los
defectos que detecte mediante las inspecciones periddicas estipuladas en el presente
RTHL. Dichos defectos seran evaluados y de acuerdo a su condicion de severidad seran
clasificados como de reparacion inmediata, con plazos de hasta 60 dias y 180 dias.

El PGI debera ser revisado y actualizado en forma anual y un conjunto minimo de
informacién debera ser presentado a la Autoridad de Aplicacion en forma mandataria.
Se reportaran también un conjunto de indicadores de eficiencia de gestion.

Ante un accidente o un incidente el operador debera presentar un Informe Preliminar y
Final de Derrame, Fuga o Rotura. Los mismos seran presentados de acuerdo a lo que
establece el ANEXO 2 de la presente Resolucion.

Se debera elaborar y mantener actualizado un programa escrito de capacitacién de
personal propio y contratado que desarrolle las tareas inherentes a este RTHL.

VIII.2 Definiciones

Amenazas: Son los fendbmenos que actlian sobre las tuberias provocando una merma
en sus condiciones de integridad. Este Capitulo incluye las nueve categorias de
amenazas posibles que deben analizarse en todos los tramos de los sistemas de
transporte evaluados mediante el PGI.
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Analisis de Riesgo (AR): Proceso sistematizado que permite evaluar en forma conjunta,
para una localizacién dada, la probabilidad de que ocurra una falla y las consecuencias
gue produciria la misma.

Areas Sensibles (AS): Son las areas donde una eventual fuga o rotura produciria
dafios de gran magnitud a las personas o al ambiente. A los efectos de considerar
los posibles dafios a las personas se utilizara el concepto de clase de trazado,
considerandose Areas Sensibles (AS) a las zonas donde las tuberias atraviesen
clases de trazado 3 y 4. )
Respecto a los eventuales dafios al ambiente se consideraran Areas Sensibles (AS)
alas lineas que atraviesan:
a) cursos de agua o cauces temporales.
b) sitios de interés ecolégico (esenciales para la supervivencia de especies).
¢) lagunas, playas, salinas o mallines.
d) sitios declarados area natural o reserva.
e) sitios declarados de interés arqueoldégico, histérico, cultural y/o paleontolégico.
f) reservas aborigenes.
g) zonas identificadas como Areas Sensibles (AS) en los estudios ambientales
realizados de acuerdo ala Disposicion N° 123 de la ex - SUBSECRETARIA
DE COMBUSTIBLES, de la ex — SECRETARIA DE ENERGIA, dependiente
del ex — MINISTERIO DE PLANIFICACION FEDERAL, INVERSION
PUBLICA Y SERVICIOS del 30 de agosto de 2006 o la normativa que la
reemplace en el futuro.

Base de Datos (BD):Conjunto de archivos digitales y documentos donde se almacena
la informacion necesaria para elaborar y respaldar al PGI.

Condicion anémala: Situacion en que el operador detecta la presencia de un defecto en
la integridad de la tuberia, debido al resultado de una inspeccién en linea o por
situaciones del entorno del ducto, que afectan las propiedades de la tuberia. El
comienzo de la condicion andmala se define a partir del conocimiento de la misma por
el operador y finaliza cuando el operador realiza las tareas de mantenimiento necesarias
como para restituir la condicién de integridad original de disefio.

Corrosion Bajo Tensiones (Stress Corrosion Cracking) (SCC): Es un término que
describe a un mecanismo de fisuracion de gasoductos y oleoductos donde actian en
conjunto el medio corrosivo, el material de construccién, las tensiones de tracciéon y la
temperatura.

Dafio por Terceros (DPT): Es el dafio que se ocasiona a la tuberia por actividades
relacionadas con tareas o trabajos en las proximidades. Estos dafios pueden ser
directos, tal como un golpe a la tuberia con una retroexcavadora, o indirectos tal como
movimientos de tierra que producen desviaciones de cursos de agua afectando a la
tuberia. A los efectos de mitigar su ocurrencia estos dafios pueden subdividirse en tres
grupos de acuerdo al causante de los mismos:

a) primeras partes: producidos por personal propio del operador,

b) segundas partes: producidos por personal contratado por el operador y

c) terceras partes: producidos por personas o trabajos no relacionados en forma

directa con el operador.
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Defectos Geométricos: Son los que afectan la geometria de la tuberia, debiéndose
mayormente a problemas de montaje o dafios por terceros, son las abolladuras y
pliegues. También pueden presentarse en combinacion con defectos planos (fisuras) o
volumétricos (corrosion principalmente), condicién que modifica drasticamente la vida
remanente de los mismos.

Defectos Planos: Son los que generan discontinuidades en la pared de la tuberia,
mayormente son las fisuras o colonias de fisuras, siendo necesario utilizar ensayos no
destructivos para detectarlos y dimensionarlos. Generalmente producen roturas en lugar
de fugas. Dentro de los defectos planos también se incluyen las discontinuidades en las
soldaduras longitudinales, tal como los defectos de fabricacion en los tubos construidos
con soldadura ERW de baja frecuencia.

Defectos Volumétricos: Son los que presentan pérdida de metal volumétrica, es decir,
una merma en la cantidad de metal de la pared de la tuberia, y se pueden ver a simple
vista cuando son externos o0 detectar con ultrasonido cuando son internos.
Generalmente son consecuencia de la corrosion, pueden también deberse a problemas
de fabricacién de la chapa o por dafios mecéanicos luego de la instalacion.

Fuga: Toda pérdida de fluido que ocurre involuntariamente liberando producto al
ambiente. La misma ocurre a través de un orificio o fisura o cualquier discontinuidad en
la tuberia, que permita la liberacion del producto. La discontinuidad producida en la
tuberia no tiene dimensiones suficientes como para perder la geometria y la tuberia
mantiene todavia la posibilidad de mantener la presién interior diferente de la
atmosférica.

Inspeccidn Interna (ll): Método de evaluacién de integridad que se realiza introduciendo
una herramienta inteligente dentro de la tuberia, que colecta informacion de los defectos
de la misma, que luego es procesada para obtener las dimensiones y localizacién de los
mismos. Existen herramientas de inspeccion interna apropiadas para detectar y
dimensionar cada tipo de defectos en particular geométricos, volumétricos y planos.

Manual de Integridad (MI): Es un documento donde figuran los métodos de inspeccion
y de evaluacion, las especificaciones técnicas de las herramientas de inspeccion, las
especificaciones para la PH, los criterios de aceptacion y rechazo de defectos, los plazos
maximos para las reparaciones (PR), los registros que se relevaran durante las
reparaciones en concordancia con las necesidades del PGI, la capacitacion del
personal, el organigrama y toda otra documentacion de respaldo referente a las
actividades de integridad que el operador considere necesario incluir.

Maxima Presién de Operacion (MOP): Es la presion local maxima que se dio en un
determinado punto de la tuberia en los Ultimos 6 meses y se mantuvo por al menos 4
horas. Se utiliza como referencia para determinar las reducciones de presion para los
defectos de reparacion inmediata.

Medidas Mitigativas: Medidas tomadas para minimizar o eliminar las consecuencias de
una posible falla en la tuberia. Por ejemplo: instalacién de valvulas, mejora o
implementacién del sistema de deteccion de fugas, implementacion y mejora del plan
de contingencia, etc.

Medidas Preventivas: Medidas tomadas para reducir la probabilidad de falla en una
tuberia. Por ejemplo: mejora en el plan de prevencion de dafios por terceros, mejora en
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el monitoreo y mantenimiento de la proteccion anticorrosiva, mejora en el plan de
mantenimiento de las instalaciones de alivio y control de la presion.

Plan de Coleccion y Mejora de Datos (PCyMD): Es un plan donde el operador detalla el
momento y tipo de relevamiento que realizara para mejorar la calidad y cantidad de los
datos de integridad. La certeza de los resultados que se obtengan del Andlisis de Riesgo
(AR) esta intimamente ligada a la calidad de los datos de entrada al sistema. La
incertidumbre en los datos de entrada generard desconfianza en los resultados y esto
estara reflejado en un aumento en los costos de inspeccién y reparacion. El operador
debera balancear los costos que representan mejorar los datos en oposicién con los
gastos de inspeccion y reparacion. Ejemplo de la coleccion y mejora de datos puede ser
caracterizar el material del tubo, ya que el desconocimiento de este dato obligara a
asumir una calidad minima que redundara en mayor cantidad de reparaciones.

Plan de Gerenciamiento de Integridad (PGI): Es un conjunto de politicas, procesos y
procedimientos que sustentan las acciones de inspeccion, mantenimiento, operacion y
capacitacion relacionadas con la integridad.

Plan de Relevamiento Base y Plan de Inspeccion (PI): El Plan de Relevamiento Base
es el primer Plan de Inspeccién (Pl) donde el operador describe, para todos los tramos
alcanzados por el presente RTHL, con qué método inspeccionara la linea y en qué
momento. Este Plan se elaborara en funcién de los resultados obtenidos del Analisis de
Riesgo Basico, de las posibilidades operativas del sistema y de la experiencia propia de
la empresa o0 de empresas similares, no obstante, se deberan inspeccionar primero las
lineas de mayor riesgo. Luego de la primera campafia de inspecciones y reparaciones,
toda la informacion recopilada realimenta el Analisis de Riesgo (AR), con estos datos
actualizados se revisa el Plan de Relevamiento Base, readecuandose en el caso de ser
necesario, por lo que se transforma a partir del segundo periodo en el Plan de Inspeccién
(PI) que sera revisado y actualizado anualmente.

Plan de Respuesta (PR): Es un plan donde se definen las acciones a tomar ante el
conocimiento de la existencia de alguna anomalia en las tuberias, debe incluir al menos:
reduccién de presion ante el conocimiento de la anomalia, reduccion de presion para la
investigacion directa en funcion del tipo y severidad de los defectos, criterios de
evaluacion para los distintos tipos de defectos (volumétricos, planos o geométricos),
criterio de aceptacién y rechazo de los defectos con sus respectivos factores de
seguridad, tiempo de respuesta para la reparacion de los defectos en funcién de la
severidad de los mismos. En el presente RTHL se dan los requisitos minimos para la
elaboracion del Plan de Respuesta (PR).

Presién de Falla (PF): Es la presion en la que un defecto localizado en una tuberia
producira una falla. La presién de falla se determina mediante los célculos realizados en
base a las caracteristicas del defecto y propiedades del material de la tuberia. EI mayor
conocimiento de la geometria del defecto y de las propiedades del material dard una
mejor aproximacion a la presién de falla real. A los efectos de la determinacién de la
Presién de Falla (PF), se deberan utilizar procedimientos de calculo con respaldo
internacional de probada consistencia en los resultados. Los factores de seguridad que
se apliguen a la Presién de Falla (PF) para el calculo de la presién segura de trabajo
estardn acordes con la precision y confiabilidad del método elegido. Cuando las
caracteristicas de los defectos sean relevadas con herramientas inteligentes de
inspeccion interna, el operador deberd considerar la incertidumbre provocada por el
error inherente al proceso de toma de datos, y dicha incertidumbre debera ser
considerada en los coeficientes de seguridad para el calculo de la presién. Cuando las
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caracteristicas de los defectos sean relevadas en una verificacion directa, el operador
debera considerar la incertidumbre provocada por el error inherente a los instrumentos
utilizados y dicha incertidumbre deber& ser considera en los coeficientes de seguridad
para el calculo de la presion falla. Para la incorporacion de las caracteristicas del
material (resistencia y tenacidad) a las formulas de célculo de Presién de Falla (PF) se
utilizaran valores conocidos y respaldados por la documentacion correspondiente. En
los casos que sean necesarios suponer estos datos se optard por tomar valores
conservadores

Presion de rotura (PC): Es la minima presion de colapso pronosticada para un cafio
degradado. La presion de rotura de un cafio corroido se determina por célculo,
considerando la tensién de flujo y las dimensiones de la pérdida de metal (profundidad
y longitud). A los efectos de la determinacién de la Presion de Rotura (PC), se deberan
utilizar procedimientos de calculo con respaldo internacional de probada consistencia
en los resultados.

Riesgo: Es una medida que cuantifica la probabilidad de ocurrencia de una falla y la
magnitud de las consecuencias que produciria la misma.

Rotura: Colapso de la tuberia que ocurre involuntariamente liberando producto al
ambiente. La rotura puede ocurrir por una fractura que libera el producto. En una rotura,
el componente varia significativamente su geometria y pierde la capacidad de soportar
presion interna diferente a la atmosférica.

Tramos o segmentos: Son las subdivisiones de la tuberia que decida realizar el operador
a los efectos de optimizar el andlisis y manejo del PGI.

Variante (cambio de Traza): Cambio o reubicacion de la tuberia en otra trayectoria con
el objeto de prevenir o mitigar alguna amenaza en particular.

Verificaciones directas (VD): Verificaciones que se realizan en pozos de investigacion
donde se descubre la superficie de la tuberia. En ellas se recaban datos y se efectdan
mediciones que se realizan en forma directa sobre la tuberia.

VIII.3 Requerimientos mandatorios del PGI

Los operadores de los sistemas de transporte alcanzados por el presente RTHL deberan
elaborar y mantener actualizada la siguiente documentacién, la cual conformara el
Manual de Integridad (MI) del sistema de tuberias en cuestion:

a) Politica de Integridad del Operador;

b) Funciones y Responsabilidades (Operacién, Mantenimiento e Integridad)
1) Organigrama de la empresa con la descripcion de las responsabilidades
concernientes a cada sector.
2) Los registros y planes de capacitacién de los individuos sobre los que recaen las
responsabilidades.

c) Descripcion de los elementos del Plan de Gerenciamiento de Integridad (PGI)
1) Descripcién del proceso de coleccion e integracion de datos.
2) Descripcion del sistema de AR para la elaboracion del Plan de Inspeccién

(PI.
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3) Descripcion de la metodologia para elaborar el Plan de Inspeccién (Pl).

4) Descripcion del Plan de Respuesta (PR).

5) Descripcion de la Base de Datos (BD) utilizada.

6) Descripcion del sistema de Andlisis de Riesgo (AR) utilizado a partir del
segundo afo.

7) Descripcion de la metodologia para actualizar el Plan de Inspeccién (Pl) a
partir del segundo afio.

8) Descripcion de la metodologia para elaborar el Plan de Coleccion y
Mejora de Datos (PCyMD).

9) Descripcion de la metodologia para la elaboracion de los medidores de
performance.

d) Planesy Resultado

1) Datos Basicos del Sistema.

2) Resultados del AR.

3) Plan de Inspeccion (PI).

4) Plan de Respuesta (PR).

5) Areas Sensibles (AS) identificadas.

6) Plan de Colecciény Mejora de Datos (PCyMD)

7) Plan de Acciones Preventivas y Mitigativas Adicionales (APyMA).

8) Base de Datos (BD), este elemento puede estar solamente en soporte
digital.

9) Resumen de los resultados y hallazgos de las inspecciones: Inspeccion
Interna (II).

10) Resumen de las reparaciones realizadas.

11) Evaluacion de la efectividad del PGI.

12) Otros planes y resultados que el operador considere de relevancia.

VIIl.4 Cronograma de entrega de documentacion

El Operador debera presentar a la Autoridad de Aplicacién la siguiente documentacion
en los plazos requeridos

Cuadro VIIl.4.1 — Cronograma de entrega de documentacion para tuberias nuevas

Entrega 1

Datos Basicos del Sistema

Informe de prueba hidraulica

6 meses

Informe de prueba de
aislacion eléctrica

Resumen del Andlisis de
Riesgos Basico
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Funciones y
Responsabilidades

Entrega 2

Plan de Inspecciones (PI)

12 meses

Descripcion del Andlisis de
Riesgo

Cuadro VIIl.4.2 — Cronograma de entrega de documentacion para tuberias en operacién

Para ductos en operacién

Entrega 3

Plan de Inspecciones (PI)

Plan de Respuesta (PR) y su

cumplimiento o
Anualmente en la Ultima semana

de Marzo

Indicadores de Gestion de
PGI

Acciones Preventivas y
Mitigativas Adicionales
(APYMA)

Entrega circunstancial

Tecnologia de Inspeccién

- 2 90 dias antes de la ejecucion
distinta a Inspeccion Interna

Modificaciones del Plan de 90 dias antes del vencimiento de
Respuesta (PR) las inspecciones o reparaciones

Defectos que no puedan ser

10 dias antes del vencimiento
reparados
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Segmento que no sera

. . 180 dias antes del vencimiento
inspeccionado

Informe Preliminar y Final de

Derrame, Fuga o Rotura Alas 24 hsy alos 120 dias

Cambios en las
responsabilidades del Cuando ocurran
Gerenciamiento de Integridad

VIIL.5 Coleccién e integracion de datos
VIII.5.1 Colectar Datos

El operador debe colectar toda la informacion disponible para comenzar con el
desarrollo del PGI.

El operador debera presentar a la Autoridad de Aplicacion los Datos Basicos solicitados
en el ANEXO 1 del presente RTHL.

Ante el desconocimiento de alguno de los datos el operador debera adoptar el valor mas
conservador.

VIIIL.5.2 Integrar datos

El operador debera desarrollar e implementar un proceso de coleccién y de integraciéon
de datos que permita obtener y manejar en forma sistematica la informacion antes
requerida para cada uno de los tramos de su sistema.

Debera desarrollarse un sistema de referenciamiento comun (en unidades consistentes)
a efectos de permitir que todos los datos colectados puedan ser analizados para una
misma localizacién. El sistema elegido para integrar los datos debe estar
georreferenciado. El error inherente al método desarrollado para la integracion de los
datos debe ser compatible con el método de Andlisis de Riesgo (AR) que se adopte.

VIII.6 Analisis de Riesgos (AR)

VIII.6.1 Identificacion de las amenazas aplicables

El operador debe analizar para cada tramo alcanzado la aplicabilidad de cada una de
las siguientes amenazas:

a) Dependientes del tiempo transcurrido:
1) Corrosion Interna;
2) Corrosiéon Externa;
3) Stress Corrosion Cracking (SCC);
4) Fatiga;
5) Otras.

b) Estaticas o Residentes:
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1) Defectos de Fabricacion en Cafio y Accesorios:
l Soldadura Longitudinal;
Il Cuerpo del Cafo y Material.
2) Construccion:
} Soldaduras Circunferenciales Defectuosas;
Il Soldaduras Defectuosas;
I, Curvas con Arrugas o Pliegues;
V. Roscas y Cuplas Defectuosas;
3) Equipamiento:
l Fallas en Juntas, Empaquetaduras y Retenes;
Il Fallas en Equipos y Dispositivos de Alivios;
IIl. Fallas en Sellos de Bombas y Empaquetaduras;
V. Miscelaneos.
4) Otros

¢) Independientes del Tiempo:
1) DPT (Dafios Mecanicos):

l Dafios Ocasionados por Primeras (personal del
operador), Segundas (personal contratado por el
operador) o Terceras (personal ajeno al operador)
partes con consecuencias instantaneas;

Il idem anterior con Modo de Manifestacion Retardada;

Il Vandalismo;
V. Otros.
2) Operacion Incorrecta:
i. Procedimientos de Operacion Incorrecta
3) Fuerzas externas relacionadas con el clima:
[ Tiempo Extremadamente Frio;
Il. Descargas Atmosféricas;
IIl. Lluvias Copiosas o Inundaciones
V. Movimientos del Suelo
4) Oftros

VIII.6.2 Identificacién de Areas Sensibles (AS)

El operador deberaidentificar las zonas donde las tuberias alcanzadas por el presente
RTHL cruzan Areas Sensibles (AS).

En esta etapa del proceso de implementacién del PGI podra hacer una identificacién
somera de las Areas Sensibles (AS), ya que es esperable que no cuente con la
informacién detallada necesaria para un andlisis exhaustivo.

VIII.6.3 Segmentacidon por tramos

Una division en tramos apropiada permitird asignar los recursos de mantenimiento en
una forma mas eficiente.

VIII.6.4 Andlisis de riesgo bésico

El Operador debe seleccionar un método de Analisis de Riesgo (AR) apropiado para
su sistema y para el PGI. En esta etapa basta con un método que permita priorizar
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en forma somera las actividades de inspeccion para la elaboracion del Plan de
Relevamiento Base.

El Andlisis de Riesgo Basico debe ser conducido, como minimo, para cada uno de
los tramos incluidos en el alcance del presente RTHL. En el proceso deben
considerarse todas las amenazas posibles.

VII1.7 Plan de Inspeccion (PI)

VIII.7.1 Evaluacion de integridad para cada tramo / Amenaza

Identificadas las amenazas existentes en cada tramo, se definira la tecnologia de
inspeccion aplicable y el periodo Optimo de inspeccion. A partir de la puesta en
marcha de un sistema de tuberias, la evaluacion se realizara mediante las tecnologias
de inspecciodn interna, debiéndose realizar la primera inspeccion dentro de los cinco
(5) afios a partir del comisionado.

Al utilizar tecnologias de inspeccion interna a veces puede ocurrir:

a) Falta de herramientas de inspeccion interna: El operador puede justificar el
periodo de evaluaciéon mas largo de un segmento abarcado, si las herramientas
de inspeccion interna no estan disponibles para evaluar la tuberia en la fecha
necesaria. El operador debe demostrar que la herramienta de inspeccién interna
no puede disponerse dentro del periodo de evaluacion requerido y ademas que
las acciones que estad tomando para evaluar la integridad del segmento de tuberia
en el interin.

b) Mantener el abastecimiento del liquido transportado: El operador puede justificar
un periodo de evaluacion mas largo de la tuberia si demuestra que la revaluacion
afectara la provision de liquido, y que no estd disponible una alternativa de
abastecimiento.

¢) Sialguna de las condiciones del parrafo a) o b) aplica, el operador debe notificar
a la Autoridad Regulatoria 180 dias antes de terminar el intervalo de revaluacion,
solicitando un intervalo de evaluacion mas largo, y brindando un estimativo de
cuando podria completarse la evaluacién.

VIII.7.2 Utilizacion de otra tecnologia que no sea inspeccion interna (Il)

No todas las tuberias ni todas las amenazas pueden ser evaluadas utilizando
herramientas en inspeccién interna, si por razones justificadas el operador solicitara
utilizar como metodologia de inspeccién la Prueba Hidraulica u otra tecnologia que no
fuera Inspeccioén Interna (ll) para evaluar los efectos de una amenaza, debera enviar a
la Autoridad de Aplicacion con 90 dias de anticipacion a la presentacién del Plan de
Inspeccién (Pl), la documentacion técnica que justifigue que dicha tecnologia provee un
nivel de comprensién de la amenaza a evaluar, que resulta equivalente a la Inspeccion
Interna (II).

VIII.7.3 Desarrollo del Plan de Inspeccion (PI)

El operador debe establecer un Plan de Inspeccién basado principalmente en los
resultados del AR, enfocando sus esfuerzos en los tramos con mayor riesgo. El Plan de
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Inspeccion (PI) debera contemplar el tiempo desde la ultima inspeccion, si es que la
hubiera, y los resultados de la misma.

El Plan de Inspeccion (PI) debe incluir el método y el cronograma de inspeccién para
cada tramo de acuerdo a las amenazas antes identificadas.

Se podran tomar en cuenta consideraciones practicas (inspeccionar diametros iguales,
etc.), no obstante, los tramos de mayor riesgo deben ser inspeccionados primero.

VIII.7.4 Evaluaciones de tuberias

a) Se consideran las tuberias que estan preparadas para la inspecciéon mediante
herramientas de inspeccion en linea;

b) El operador debera realizar una evaluacion inicial de cada uno de sus segmentos
de tuberia y realizar evaluaciones periédicas al menos una vez cada 5 afios
calendario a partir del afio de la evaluacién anterior.

c) La inspeccion interna estara equipada implementando tecnologia que permita

detectar, caracterizar y proveer las dimensiones de los distintos tipos de anomalias,
en linea con las especificaciones del POF 100 (Pipeline Operators Forum).

Gréfico VIII.7.4 Representacién grafica de las dimensiones superficiales de perdida de metal segln
el POF 100-2021

General
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circunferencial
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v

El parametro geométrico A esta relacionado para el método de ensayo no destructivo
de la siguiente manera:

Sites <10 mm entonces A es 10 mm

Sites 210 mm entonces A es t
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d)

f)

9)

h)

Donde: W es el ancho de una anomalia
A es el area de la anomalia
| Indicacion
t es el espesor

El operador debe realizar la evaluacion de integridad para el rango de amenazas
relevantes a la tuberia mediante el uso de una 0 mas herramientas de inspeccién
en linea adecuadas. Al realizar una evaluacion utilizando una herramienta de
inspeccién en linea, el operador debe cumplir con las recomendaciones de la
norma API Std 1163, Norma de Calificacion de Sistemas de Inspeccion en Linea;
ANSI/ASNT ILI-PQ, Calificacion y Certificacion del Personal de Inspeccién en
Lineay NACE SP0102 (ultima revision), Inspeccion en Linea de Tuberias.

La inspeccion en linea también puede realizarse utilizando herramientas
conectadas o de control remoto, siempre que cumplan con las secciones aplicables
de NACE SP0102 (ultima revision). El operador debe considerar explicitamente las
incertidumbres en los resultados informados (incluyendo la tolerancia de la
herramienta, los hallazgos de anomalias y los graficos de unidad u otros métodos
equivalentes para determinar las incertidumbres) al identificar anomalias. Si esto
es impracticable con base en los limites operativos, incluyendo la presién de
operacion, el bajo caudal y la longitud de la tuberia o la disponibilidad de tecnologia
de herramientas de inspeccion en linea para el diametro de la tuberia, entonces el
operador debe realizar la evaluacién utilizando el o los siguientes métodos:
1) Una prueba de presion realizada de acuerdo con el Capitulo V;
2) Evaluacion directa de la corrosion externa de acuerdo con las normas que
se aplican para la evaluacion directa; o
3) Otratecnologia: Los operadores pueden optar por utilizar otras tecnologias
si pueden demostrar que proporcionan una comprension equivalente del
estado de la tuberia para la amenaza que se esta evaluando. El operador
que opte por esta opcidon debe notificar a la Autoridad de Aplicacion 90 dias
antes de realizar la evaluacion para su aprobacion.

Los métodos que un operador seleccione para evaluar tuberias soldadas por
resistencia eléctrica de baja frecuencia, tuberias con un factor de costura inferior a
1.0, segun se define en lll.4 e), o tuberias soldadas por solape susceptibles a fallas
longitudinales en la costura, deben ser capaces de evaluar la integridad de la
costura, la presencia de grietas y detectar anomalias de corrosién y deformacion.

Andlisis de datos. Una persona calificada por sus conocimientos, capacitacion y
experiencia debe analizar los datos obtenidos de una evaluacion realizada segun
el parrafo b) de esta seccién para determinar si una condicion podria afectar
negativamente la operacion segura de la tuberia. Los operadores deben considerar
las incertidumbres en los resultados reportados (incluida la tolerancia de las
herramientas) como parte de dicho analisis.

El descubrimiento de una condicidbn ocurre cuando un operador cuenta con
informacion suficiente (fecha de recepcioén del informe del proveedor de la
herramienta de inspeccion interna) para determinar que existe una condicion que
representa una amenaza potencial para la integridad de la tuberia. Un operador
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debe obtener con prontitud, pero a mas tardar 180 dias después de realizada la
inspeccion del ducto, informacion suficiente sobre la condicion para tomar la
determinacion requerida en el parrafo g) de esta seccién. Si el operador puede
demostrar fehacientemente que 180 dias son impracticables para tomar una
determinacién sobre una condicion detectada durante una evaluacion, el operador
de la tuberia debe notificar a la Autoridad de Aplicacion e indicar una fecha prevista
en la que se dispondra de la informacion adecuada.

i) Un operador debe cumplir con los requisitos generales de esta seccién si descubre
una condiciéon que podria afectar negativamente la operacién segura de una
tuberia en funcion de los plazos establecidos en VIII.9.1

VIII.8 Plan de Respuesta (PR)

El operador debera definir y documentar el tratamiento que dara a los defectos que
detecte en las tuberias durante las inspecciones y posteriores verificaciones
directas (VD).

Considerara a tal fin los distintos tipos de defectos seguin su caracteristica y tipo de
inspeccién que se le realizé a la linea.

El operador debe revisar los resultados de las verificaciones directas (VD) y en forma
conjunta con informacion adicional, ya integrada para el Analisis de Riesgo (AR), debera
establecer el cronograma de reparaciones de la tuberia. Una vez conocida la condicion
anOmala, el operador deberd confeccionar un plan escrito de reparaciones
contemplando los requerimientos de plazos, en base a la severidad de los defectos
reportados.

Existen 3 condiciones de severidad de los defectos evaluados que deben ser atendidos
con tres tiempos de respuesta correspondientes: Inmediata, de 60 dias, y de 180 dias.

El operador debe tomar accién para solucionar la condicion anémala descubierta. La
reparacion que se realice debe ser permanente y no presentar una amenaza a la
integridad futura de la tuberia. En ese sentido, el operador, debe ser capaz de demostrar
la calidad de las reparaciones que realice, los métodos de reparacién deben estar
incluidos en el "Manual de Mantenimiento".

a) Condicién Inmediata: Una vez descubierta la condicibn andémala sera
necesario reducir la presién de operaciéon (PO) a los efectos de mantener la
seguridad. Durante las verificaciones directas (VD) debera realizarse una
reduccién adicional de la presién dependiendo del valor de presion al que se
encuentra el sistema.

Los defectos que merecen reparacion inmediata son los siguientes:

1) Pérdidas de metal superior o iguales al 80% de la pared del tubo, mas alla
de sus dimensiones.

2) Cuando la presién de falla calculada de los defectos esté por debajo del
110 % de la MOP establecida en la progresiva de la ubicacion de la
anomalia. o lo que es lo mismo cuando la relacion PF/MOP sea menor o
igual a 1,1. En los casos de que se trate de un Area Sensible (AS) el factor
gue utilice sera 1,25. (NOTA 1).
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3) Cuando se detecte una abolladura en la parte superior del cafo (entre hora
8 y hora 4) que tenga alguna indicacion de pérdida de metal, fisuras o
concentradores de tensiones.

4) Cuando se detecte una abolladura en la parte superior del cafio (entre hora
8 y hora 4) que tenga una profundidad igual o mayor al 6% del diametro
nominal.

5) Fisuras originadas por corrosion bajo tension cuya profundidad supere el
40% del espesor de la tuberia y todo tipo de defectos planos detectados en
la soldadura que no cumplan con el criterio de aceptacion de la norma
aplicable (AP11104 y API 5L)

6) Cuando se detecte una anomalia que a juicio de una persona calificada y
designada por el operador para evaluar defectos resulte de reparacion
inmediata.

b) Condicion de 60 dias: Con excepcion de las anomalias listadas en la condicion

anterior de la presente seccion, los siguientes defectos deben ser reparadas
en un plazo no mayor a 60 dias de descubierta la condicién:
1) Una abolladura localizada en la parte superior del cafio (entre hora 8 y hora
4) con una profundidad mayor al 3% del diametro nominal (mayor a 6 mm
para didmetros nominales menores a 12”).
2) Una abolladura en la parte inferior del cafio que tenga una indicacion de
pérdida de metal, fisuras o concentradores de tension.

Condiciéon de 180 dias: Con excepcion a las anomalias listadas en las
condiciones anteriores del presente parrafo, los siguientes defectos deben ser
reparados en un plazo no mayor a 180 dias de descubierta la condicién:

1) Una abolladura con una profundidad mayor a 2% del didmetro nominal
(mayor a 6 mm para cafos de didmetro menor a 12”) que afecte un cafio
curvado en la soldadura circunferencial o longitudinal.

2) Una abolladura localizada en la parte superior del cafio (entre hora 8 y hora
4) con una profundidad mayor al 2% del diametro nominal (mayor a 6 mm
para diametros nominales menores a 12”).

3) Una abolladura localizada en el fondo del cafio con una profundidad mayor
al 6% del diametro de la tuberia.

4) Cuando la presion de falla calculada de los defectos esté por debajo del
125% de la MAPO o lo que es lo mismo cuando la relacion PF/MAPO sea
menor o igual a 1,25. En los casos de que se trate de un Area Sensible (AS)
el factor que utilice sera al menos 1,39 (NOTA 1).

5) Un area de corrosion generalizada con una pérdida mayor al 60% de la
pared del tubo.

6) Un area de pérdida de metal mayor al 60% de la pared del tubo que se
encuentre en un cruce con otro ducto, o0 que se extienda
circunferencialmente, o que esté afectando la soldadura, o que se
encuentre dentro de un Area Sensible (AS).

7) Una indicacién de fisura que luego de excavada es confirmada como fisura
y su profundidad es menor que el 40% del espesor de la pared del tubo. La
gestion de estas indicaciones se podra realizar conforme la normativa API
RP 1176.

8) Corrosién en la zona de la costura longitudinal o a lo largo de ella, la cual
debera ser evaluada considerando las propiedades fractomecéanicas del
material en el sitio.
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9) Una raspadura o acanaladura con una profundidad mayor al 12,5% de la
pared nominal del tubo.

d) Otras condiciones: Ademas de las condiciones listadas en los puntos a), b), c)
de la presente seccion, el operador debera evaluar cualquier condicién
identificada que sea una amenaza a la integridad de la tuberia y planificar
apropiadamente su reparacion.

NOTA 1: Entre los métodos adecuados para el calculo de la resistencia residual se incluyen, entre
otros, ASME/ANSI B31G y PRCI PR-3-805 (R-STRENG)

VIII.9 Inspecciones y reparaciones

VII1.9.1 Realizar inspecciones segun el Plan de Inspeccién (Pl)

El operador debera realizar las inspecciones y subsiguientes reinspecciones de acuerdo
al Plan de Inspeccién (Pl). Las sucesivas reinspecciones deberan llevarse a cabo en un
plazo no mayor de 5 afios, estos plazos podran extenderse como maximo un
periodo de 6 meses o disminuirse cuando el operador cuente con analisisy estudios
que justifiguen la modificacion de los plazos.

El operador es el responsable de que los plazos sean ejecutados en tiempo y forma
para mantener la integridad del sistema y evitar cualquier accidente o incidente.

El servicio prestado por los proveedores de herramientas de Inspeccion Interna (ll) se
brinda en diferentes calidades con sus respectivas especificaciones técnicas de
resolucion, precision y confiabilidad. La seleccion del servicio debera ser acorde con las
exigencias que se espera de lainformacién que se colecte en lainspeccidny a su vez
debe ser compatible con los criterios que se asumen en el Plan de Respuesta (PR).
En el Manual de Integridad (MI) del operador constara la informacién que debera quedar
registrada por cada corrida de Inspeccion Interna (ILI), asi como los procedimientos para
el manejo de la misma. En tal sentido, como minimo debera contener lo siguiente:
informe de limpieza del tramo, informe de carrera, informe preliminar e informe final.

VIII.9.2 Resultados de las inspecciones y Verificaciones Directas (VD)

Los resultados de las inspecciones seran evaluados de acuerdo a los criterios
establecidos en el Plan de Respuesta (PR). Los resultados de las inspecciones
internas deberan ser evaluados contra los criterios correspondientes. El operador
tendra, si es necesario, procedimientos diferenciales para tratar la severidad de los
defectos, segun de donde provenga el dato que esta analizando, es decir podra
contemplar distintos criterios para evaluar los datos de Inspeccién Interna (Il) o
Verificaciones Directas (VD).

VIII.9.3 Defectos que no pueden ser reparados por el Plan de Respuesta (PR)

Si como resultado de la evaluacion de los defectos y comparacién de los resultados con
los requerimientos del Plan de Respuesta (PR), surgiera que hay defectos que requieren
reparacion inmediata se debera reducir la presion y proceder a la reparacion de los
mismos.

Las reparaciones deben ser llevadas a cabo dentro de los plazos establecidos en el Plan
de Respuesta (PR) y de acuerdo a la severidad de los defectos. Si el operador no
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pudiera llevar a cabo las reparaciones en los plazos prescriptos, debera justificar las
razones que le impiden realizar los trabajos y asegurar que, en ningun caso, pondra en
peligro la seguridad de las personas o del ambiente. La condicion de no cumplimiento
de los plazos establecidos debera ser informada a la Autoridad de Aplicacion antes que
venza el tiempo de ejecucion estipulado.

Las condiciones que obliguen a una reduccion de presion no podran ser mantenidas por
mas de 365 dias.

VIII.10 Base de Datos (BD)

VIII.10.1 Implementar una Base de Datos e incorporar los datos y resultados

Los datos constructivos de los tramos, los resultados de las inspecciones, los resultados
de las evaluaciones directas, las conclusiones de las reparaciones, los informes de falla,
los datos medioambientales y su sensibilidad, los datos de poblacion deberan ser
integrados, contenidos y actualizados en forma continua, en una Unica base de datos.

Para los operadores que no tengan desarrollado una base de datos consistente al nivel
de las exigencias del PGI se propone el uso de los formatos estandarizados a nivel
internacional, compatibles con los programas comerciales de Andlisis de Riesgo (AR) y
con los GIS (Global Information System)

Los operadores que ya cuenten con una Base de Datos (BD) consistente y acorde a las
exigencias del PGI exigido por el presente RTHL, podran seguir utilizandola, previa
demostracion de su aptitud para el analisis y soporte de los datos.

VII1.10.2 Identificar y/o revisar las Areas Sensibles (AS)

El operador identificara las Areas Sensibles (AS) por donde cruzan las tuberias.
Asimismo, debe implementar un proceso para determinar y revisar cuales son los tramos
que pueden afectar dichas Areas Sensibles (AS). La revision debera focalizarse en los
cambios poblacionales y/o geomorfolégicos y conclusiones que pueda obtener en base
a la mejora del conocimiento de la traza de las tuberias.

VIII.10.3 Revisar segmentacion

El operador debera revisar la segmentacién en tramos de acuerdo a las modificaciones
a las instalaciones, a la informacion referente a las Areas Sensibles (AS), o por decision
de optimizar el proceso. Si se optara por una nueva segmentacion, debera ser
incorporada en el PGI.

VIII.11 Implementar un método de analisis de riesgo (AR) y calcular riesgo

El operador debe seleccionar e implementar un método de Analisis de Riesgo (AR)
apropiado para su sistema y el PGI. En esta etapa debe seleccionar un método que
permitira al menos:

e Analizar e integrar la informacion de las evaluaciones e inspecciones.
e Analizar e integrar la informacion correspondiente a las Areas Sensibles.
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e Analizar las consecuencias potenciales de un derrame, sobre las personas
y el ambiente en funcién del tipo de producto y caracteristicas de disefio y
operacion del tramo.

e Calcular el riesgo como el producto de una probabilidad de falla multiplicado
por una valoracion de las consecuencias.

e Administrar y presentar la informacion de salida (resultados) en forma analitica
y gréfica.

e Importar los datos de las instalaciones, inspecciones, coordenadas, etc. de la
Base de Datos (BD).

e Exportar las salidas de las corridas del Analisis de Riesgo (AR) permitiendo la
trazabilidad de los datos utilizados como reales y los datos supuestos para la
generacion de escenarios de analisis.

e Se deben considerar todas las amenazas posibles para cada tramo en el
proceso del Andlisis de Riesgo (AR), y en la evaluacién de las consecuencias
considerar el tipo de producto transportado.

e El Andlisis de Riesgo (AR) debe ser conducido para cada uno de los tramos
incluidos en el alcance de este RTHL.

En cada ciclo el operador deberéa evaluar las salidas del Andlisis de Riesgo (AR) con el
objetivo de establecer las bases técnicas y prioridades para la elaboracién y
actualizacién del Plan de Inspeccién (PI) y del Plan de Coleccién y Mejora de Datos
(PCyMD).

En base a la experiencia del personal técnico y especialistas, se ponderaran las
conclusiones que surjan del Andlisis de Riesgo (AR). Una vez que ha alcanzado cierta
madurez la Base de Datos (BD) y los algoritmos de ponderacién, el Andlisis de Riesgo
(AR) es una herramienta que permite tener una vision global del estado de riesgo del
sistema, sin embargo, no libera al operador de la responsabilidad de revisar las salidas
del Analisis de Riesgo (AR), permitiendo asi el uso del sentido comun y las buenas
reglas de la ingenieria.

Una vez actualizada la Base de Datos (BD) se realizara una corrida del Andlisis de
Riesgo (AR) y con los resultados de la misma se priorizardn nuevamente los tramos
segun su riesgo global.

Se debera revisar con la nueva informacién disponible la aplicabilidad de las amenazas
para cada tramo, en los casos que corresponda.

El operador decidira qué tipo de Analisis de Riesgo (AR) desea implementar, cualitativo
(basado en comparaciones relativas) o cuantitativo (basado en probabilidades concretas
de falla y en alcances de consecuencias simuladas). Cada uno trae aparejado sus
caracteristicas, un analisis cualitativo permitird priorizar los segmentos en cuanto al
riesgo global (ponderando cada una de las amenazas y escenarios de consecuencias),
mientras que uno cuantitativo le permitira calcular la probabilidad de que un defecto —
del cual se conocen detalladamente sus caracteristicas— produzca una falla.

En el analisis cuantitativo se requiere de mas y mejor informacién, mayor precision en
la integracién de los datos, mejor capacitacion del personal a cargo de realizar las tareas
de evaluacién de los defectos, de la cartografia y del software del Andlisis de Riesgo
(AR) adoptado. A cambio de estas mayores exigencias podra administrar situaciones de
mayor compromiso en lo referente a la integridad del sistema.
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VIII.12 Plan de coleccién y mejora de datos

VII1.12.1 Actualizar Plan de Coleccion y Mejora de Datos (PCyMD)

El operador debe presentar el Plan de Coleccion y Mejora de Datos (PCyMD) donde
describira las acciones que implementara en el periodo entrante en lo que hace a la
mejora de los datos de la Base de Datos (BD). Debera describir en qué tramos
comprometera recursos en mejorar la calidad de los datos.

Luego de haber realizado el AR inicial y presentado el primer Plan de Inspeccion (P1), el
operador implementard un método de Anadlisis de Riesgo (AR) acorde con las
aspiraciones del PGI. En esta etapa es necesario definir qué tipo de datos y de qué
calidad, seran necesarios para cargar la Base de Datos (BD) que alimentara el Analisis
de Riesgo (AR) y justificara las decisiones de control de la integridad del sistema. Con
un mayor y mejor conocimiento de los datos se podran tomar acciones mas certeras y
precisas, por lo que, el resultado sera que disminuird mas el riesgo con menor
mantenimiento.

El desconocimiento de algunas variables puede conducir a tomar medidas generales y
acciones mas dispersas para reducir el riesgo, aumentando asi los recursos necesarios
para el mantenimiento.

VIII.12.2 Estudiar e implementar las (APyMA) para tramos ubicados en (AS)

En los casos que haya tramos que atraviesan’Areas Sensibles (AS) o que las
consecuencias de un derrame pudieran afectar Areas Sensibles (AS), el operador
debera estudiar Acciones Preventivas y Mitigativas Adicionales (APyMA) para disminuir
el riesgo.

Esta disminucion del riesgo se hara trabajando sobre los dos factores que lo componen.
Para disminuir la probabilidad de falla el operador debera estudiar medidas preventivas,
en forma independiente sobre cada amenaza posible y medidas concretas para
disminuir la probabilidad de ocurrencia de una falla (por ej.: remover defectos de
corrosién para disminuir la probabilidad de rotura, aplicar losetas para prevenir un dafio
por maguinaria en un basural, mejorar la limpieza e inhibicibn para disminuir la
probabilidad de falla por corrosion interna etc.).

Las acciones preventivas y mitigativas pueden ser desarrolladas utilizando como guia
la normativa API 1160.

Las acciones preventivas tendientes a disminuir la probabilidad de falla son, pero no se
limitan, a las siguientes:

a) Mejorar las practicas de prevencion de dafios.

b) Mejorar el monitoreo de la proteccién catddica.

c) Acortar los intervalos entre inspecciones.

d) Implementar y/o mejorar el sistema de deteccion de pérdidas.
e) Aumentar la capacitacion.

f) Instalar losetas sobre la tuberia.

Las acciones mitigativas tendientes a disminuir las consecuencias de unafalla son, pero
no se limitan, a las que siguen:
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1) Instalar valvulas de linea autométicas.

2) Mejorar el sistema de emergencia.

3) Mejorar los planes de evacuacion.

4) Mejorar el tiempo de respuesta ante una fuga.

El operador debera informar a la Autoridad de Aplicacion el conjunto de Acciones
Preventivas y Mitigativas Adicionales (APyMA) que se compromete a implementar en el
proximo periodo para las diferentes Areas Sensibles (AS) identificadas.

VIII.12.3 Determinar el / los métodos de reinspeccion

En base a la experiencia colectada durante las inspecciones, las VERIFICACIONES
DIRECTAS (VD) y los resultados del Andlisis de Riesgo (AR), el operador debera
determinar el o los métodos de inspeccion para una nueva inspecciéon. Los métodos que
elija el operador para evaluar la integridad de los cafios cuya soldadura longitudinal sea
tipo ERW o lap welded y sean susceptibles a roturas en las mismas, deberan ser
capaces de evaluar la integridad de la soldadura detectando corrosion en la soldadura
longitudinal, asi como deformaciones geométricas.

VIIl.12.4 Tramo que pueda ser Inspeccionado en un lapso mayor a 5 afios

El presente RTHL prevé la posibilidad de prolongacion del periodo de 5 afios en funcion
de la performance histérica del PGI en un tramo determinado. Para que la Autoridad de
Aplicacién acepte dicho diferimiento, se debera enviar a la misma, una justificacion en
la que se adjunte la documentacién que respalde técnicamente que la instalacién
mantendrd su integridad con los parametros operativos previstos.

VIII.12.5 Actualizar el Plan de Inspeccion (PI)

Basado en los resultados del Andlisis de Riesgo (AR), luego de haber incorporado los
datos provenientes del previo Plan de Inspeccion, reparaciones y Acciones Preventivas
y Mitigativas Adicionales (APyMA), el operador debe establecer el cronograma para la
préxima inspeccion de las lineas. La reinspeccion debe realizarse dentro de los 5 afios
de cumplida la dltima inspeccion. El plazo de reinspeccion podra ampliarse en funcion
de la performance histérica del PGI en un tramo determinado. Para que la Autoridad de
Aplicacién acepte dicha ampliacién del periodo para la reinspeccion se debera enviar a
la misma una justificacion en la que se adjunte la documentacién que respalde
técnicamente que la instalacién mantendra su integridad con los parametros operativos
previstos.

VIII.13 Indicadores de gestion

Los indicadores de gestion son una herramienta para evaluar la efectividad del PGlI, el
presente RTHL exige la presentacion a la Autoridad de Aplicacién de un conjunto de
indicadores mandatorios. Asimismo, es recomendable que el operador implemente un
conjunto mas extenso de indicadores que le permitirAn conocer con mayor detalle la
eficiencia de su PGI, logrando de esta manera identificar las areas que merecen mayor
atencion.

VIII.13.1 Indicadores mandatorios

El operador deberd mantener actualizada e informar a la Autoridad de Aplicacién — a
partir de la Entrega 3 - los siguientes indicadores, que deberan ser desarrollados para
cada ducto, presentando la informacion con los siguientes formatos:
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1) I+ Longitud inspeccionada mediante Inspeccién Interna (Il) / Longitud
comprometida en el PI

Instrumento utilizado:
Longitud Inspeccionada con herramienta de a (km)
inspeccion interna
Longitud total del oleoducto ¢ (km)
Longitud comprometida en el Plan de Inspeccién b (km)
a/b (km)

2) 1, Cantidad de Fugas y Roturas

Cantidad de Roturas c
Cantidad de Fugas d
c+d

3) Iz Distribuciéon de Fugas y Roturas

Distribucién de Fugas y Roturas

Corrosion Interna

Otros

Corrosion Externa

Dafios por terceros
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SCC
Operaciones incorrectas

4) 14 Histérico de Fugas y Roturas (10 afios)

Historico de Fugas y Roturas (10 afios)

3
o
=)
T 6 60 8
o] S
o4 40 €
(%] Q
€ q:i I 20
o ——t | L, g
> 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 ch
(%]
% Titulo del eje >
T S
=]
Corrosion Externa Corrosion Interna Dafos por terceros N
. Fatiga B Operaciones incorrectas i SCC
. Otros e Total e Acumulado

En este indicador se deberan graficar, para un intervalo de los Gltimos 10 afios, el
conjunto de fugas y roturas. EI mismo deberd contener una Tabla con el detalle de
amenazas, la cantidad por afio y la cantidad acumulada en los Ultimos 10 afios
comparada con el registro histérico de incidentes de ductos de hidrocarburos liquidos
de la Argentina, con el objeto de establecer una comparativa de frecuencia de falla
(incidente/km.afio).

5) Cantidad de accidentes e incidentes en el afio

INDICADOR Is
Cantidad de Accidentes debido o
= TR
Cantidad de Incidentes debido f
- TR
e+ f

6) Cantidad de defectos reparados luego de la Inspeccion Interna (I1) /
Longitud inspeccionada
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INDICADOR ls

Reparacion - Condicién Inmediata g

Reparacion - Condicién 60 dias h

Reparacion - Condiciéon 180 dias [

Longitud Inspeccionada j

(g+h+D)/j

7) Cumplimiento del Plan de Respuesta
a) Cantidad de defectos inmediatos efectivamente reparados luego de la
Inspeccidn Interna (1) / Defectos a reparar de manera inmediata segun el criterio

del RTHL
INDICADOR l7a
Cantidad de defectos inmediatos K
efectivamente reparados luego de la Il
Defectos a reparar de manera inmediata
segun el criterio del RTHL
k/l

b) Cantidad de defectos con plazo 60 dias efectivamente reparados luego de la
Inspeccién Interna (ll) / Defectos a reparar con plazo de 60 dias segun el criterio
del RTHL

INDICADOR Iz,

Cantidad de defectos con plazo 60 dias
efectivamente reparados luego de la Il
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Defectos a reparar con plazo de 60 dias
segun el criterio del RTHL

m/n

c) Cantidad de defectos con plazo de 180 dias efectivamente reparados luego de
la Inspeccién Interna (Il) / Defectos a reparar con plazo de 180 dias segun el
criterio de este RTHL.

INDICADOR I
Cantidad de defectos con plazo 180 dias o
efectivamente reparados luego de la Il
Defectos a reparar con plazo de 180 dias
segun el criterio del RTHL P
o/p

8) Cantidad de roturas detectadas mediante Prueba Hidraulica (PH) / Longitud del
tramo inspeccionado mediante prueba hidraulica (cuando aplique).

INDICADOR g
Cantidad de roturas luego de la prueba hidraulica
eneltramo....... ....cceeeeeen. d
Longitud del tramo ........cccccceueennen.e. r
q/r

9) Proteccién Catbdica

INDICADOR o

Método adoptado para proteger la
instalacion
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Criterio adoptado | .o

Puntos de medicion S

Puntos que no cumplen con el

criterio adoptado

Longitud del tramo..........cccccccunnnnne. u

(s +t)/u

VIII.13.2 Indicadores adicionales
Podra agregarse cualquier indicador adicional que se considere relevante para evaluar
la performance del sistema.

ANEXO 1

Al -1 Introduccidn

El presente ANEXO establece los requisitos de informacién que deberdn ser
presentados a la Autoridad de Aplicacion junto con la Entrega 1.

Ducto

Nombre del Ducto, desde Locacién “A” — hasta Locacion “B”

Tramo

Nombre del Tramo, Subdivision de la tuberia en  Tramos.

Informacién georreferenciada y sus metadatos asociados, indicando plantas de
tratamiento, valvulas de bloqueo y de retencion, trampas de scraper, estaciones
de bombeo, etc. Dicha informacion se enviara en un soporte digital, el cual debera
contener la documentacion requerida en los siguientes formatos: Para la
informacién geografica: archivos con formato shapefile (.shp + .dbf + .shx + .prj)
y adicionalmente con formato compatible DWG y su correspondiente formato
KMZ, denominados de manera inequivoca para poder ser correctamente
identificados. Para informacion de metadatos: archivos en formato Excel (.xls),
denominados de manera inequivoca para poder ser correctamente identificados.
Asimismo, los shapefiles a entregar deberan cumplir con la siguiente
georreferenciacion: Sistema de Proyeccion: Coordenadas Geograficas (latitud y
longitud) y Sistema de Referencia: definido o el elipsoide y datum WGS84.

Por ultimo, y con relacién a las respectivas capas teméticas, se solicita se cumpla
con la siguiente geometria: DU — Ductos. Geometria: Linea, y PC — Puntos
Caracteristicos. Geometria: Puntos.

Toda la documentacién a enviar deberd ser contenida en una Unica carpeta
comprimida a formato .zip o .rar, designandola con el nombre de la empresa y
cada uno de los tuberias correctamente identificados.

Dicha informacién se actualizara cada 2 (DOS) afos. En el caso de que no se
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detecten actualizaciones respecto de la entrega anterior, se debera indicar dicha
situacion.

Diametro Diametro nominal de la tuberia a lo largo del tramo.

Espesor Espesor de la pared de la tuberia en el tramo.

Longitud Longitud del tramo indicando progresivas inicial y final.

Material Material del cuerpo del cafio, Norma y Grado de la tuberia.

Soldaduras Tipo de Soldadura Longitudinal (DSW, SW, otras).

Constr. Codigo | Cédigo de construccion (ASME B 31.4, 31.8, otros).

Constr. Afio Afio de construccioén del tramo y de los cambios de tramos (indicando
progresivas).

Prueba Presion de Prueba Hidraulica: Corresponde poner la presion a la que fue

Hidraulica probado el ducto en la construccion (no en fabrica) bajo un procedimiento
adecuado o la presion de reprueba, si la hubo.

Prueba Afio de realizacion de la Prueba Hidraulica vigente.

Hidraulica afio

MAPO Maxima Presion Operativa Admisible validada por la prueba hidraulica y el
cédigo de construccién.

MOP Maxima Presion Operativa.

Fluido Tipo de fluido que transporta

ANEXO 2: INF. PRELIMINAR Y FINAL DE DERRAME, FUGA O ROTURA

A2 —1 Introduccion

El presente ANEXO describe los requisitos para la presentacion de los Informes
Preliminar y Final en el caso de ocurrencia de un accidente o un incidente que puede
derivar en dafios a bienes, propiedades, servicios, produccién, ambiente o personas.
El Informe Preliminar se presentara dentro de las 24 hs y el Informe Final de Derrame,
Fuga o Rotura dentro de los 120 dias.

El Informe Final de Derrame, Fuga o Rotura, debera completar y hacer referencia al
Informe Preliminar que como Planilla "Informe Preliminar" debe enviarse en forma
inmediata siguiendo los lineamientos indicados mas abajo.

El objetivo del Informe Final de Derrame, Fuga o Rotura, es aclarar las causas que
condujeron a la ocurrencia de la falla luego de varios meses de investigacion,
recoleccién y analisis de datos. Se debera incluir en el informe un analisis critico del
tratamiento de la amenaza en el contexto del PGI. Sifuera necesario, el informe debera
incluir las modificaciones al PGI para mitigar el riesgo de la amenaza correspondiente.
La profundidad y extension del desarrollo del informe queda a criterio del operador, pero
esta interpretacion debe estar de acuerdo a la magnitud del evento ocurrido,
considerando no solo las consecuencias particulares del hecho, sino las consecuencias
potenciales de otros incidentes relacionados con la amenaza implicada.

A2 - 2 Informe preliminar y final de derrame, fuga o rotura

Es mandatoria para los casos en que se produzca:
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e Derrames de fluido cuyo volumen supere un metro cubico (1 m3).

e Una rotura de la tuberia.

e Fugas reiteradas con caracteristicas similares que merecen atencion por su
recurrencia y cantidad.

e Fugas crénicas que hayan producido un gran impacto ambiental.

e Todo aquel incidente ambiental que, independientemente de su magnitud, tome
relevancia por su afectacion a los recursos humanos, naturales y/o
socioeconOmicos.

A2 — 3 Elementos minimos a incluir en el informe preliminar

El Informe Preliminar debera ser denunciado dentro de las VEINTICUATRO (24) horas
de ocurrido el incidente, completando la planilla de Informe Preliminar, en la pagina web
de la Autoridad de Aplicacion.

A2 — 4 Elementos del Informe Final de derrame, fuga o rotura

A2-4.1 Resumen Ejecutivo

Resumen de los hechos y del contexto del problema, que contenga una descripcion del
tipo de defecto que produjo la falla, de los Recursos afectados, de datos de la empresa
y cualquier otra informacion general de relevancia.

a) Listar ladocumentacion relacionada, presentada ante Autoridad de Aplicacion que
correspondiere de acuerdo a normativas vigentes.

b) EI Andlisis de falla contendra al menos los siguientes elementos:

1) Analisis de la causaraiz mas probable de lafalla.

2) Amenaza que produjo el dafio.

3) Micrografias, fotografias, imagenes al microscopio electrénico, andlisis de
fatiga, susceptibilidad, estudios de agresividad del producto, estudio de
composicion de suelo, composicién de productos de corrosion y cualquier
otro elemento que se considere (til a efectos de esclarecer los mecanismos
de falla actuantes.

c) Descripcion detallada de la reparacién realizada en la tuberia, ensayos y pruebas
realizadas, material utilizado, etc.

d) Historial de cambios relevantes en las condiciones operativas de la tuberia a
través de los afios, con detalle el de los ultimos treinta (30) dias.

e) Exponer los dafios ocasionados por el incidente a las personas -muerte o
lesiones-, a los bienes concesionados, a los bienes de terceros, al ambiente y a
cualquier otro sujeto.

f) Datos de mantenimiento de la tuberia, procedimientos aplicables de limpieza,
proteccion anticorrosiva, recorridas, relevamiento y/o deteccién de fugas,
mantenimiento de la picada, cruces especiales, patrullaje, control de la invasion a
la zona de seguridad, rutinas de prevencion de dafios y toda otra rutina de
mantenimiento aplicable a la tuberia en cuestion.

g) Cantidad de incidentes que tiene el tramo de la tuberia en los ultimos cinco (5)
afos.
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h) Plan de Remediacion y Tecnologia utilizada, aprobado por la Autoridad de
Aplicacion correspondiente.

i) Iniciada la Remediacion, se debera presentar la Aprobacién del Monitoreo Anual
de la Remediacion realizada por la Autoridad de Aplicacion correspondiente.

i) Informe Final o de Cierre de Remediacién y su aprobacién por la Autoridad de
Aplicacion correspondiente.

A2-4.2 Consideraciones Especiales

Cuando el Operador considere relevante incluir otras consideraciones tales como:
a) Comportamiento de lineas similares en la Republica Argentina, o en el exterior.

b) Referencia a modos de falla similares dados en otras tuberias, estudios
estadisticos comparativos.

c) Acciones correctivas tomadas en circunstancias parecidas por otros operadores
o que ilustren acerca de accionares diferentes.

A2-4.3 Planilla Informe Final de Accidente o Incidente

La misma se debera entregar anexada al RESUMEN EJECUTIVO, y serd utilizada como
antecedente para elaborar estadisticas de los incidentes, y poder cotejar y comparar
con estadisticas del exterior, por lo cual dicha planilla ha tomado como base la DOT
7000-1, solicitada por el cédigo 49 CFR 195.54.

A2 -5 SOPORTE

Lo aqui indicado sera presentado de la siguiente manera:
¢ Informe Preliminar: Debera ser presentado a la Autoridad de Aplicacion via web.

¢ Informe Final y Planilla: Debera ser presentado a la Autoridad de Aplicacion en
formato papel firmado y copia digital.

e El informe completo Técnico y Ambiental quedara en custodia del operador

formando parte de la documentacion del PGI. Estos informes deberan estar a
disposicién de la Autoridad de Aplicacion, cada vez que se los solicite.

PLANILLA INFORME PRELIMINAR

Fecha de Impresién:

Declaracién Jurada
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Razén Social o Nombre del Operador:

Fecha de ingreso a la base de datos:

Cadigo del Informe de Incidente:

Permiso/Concesion:

Yacimiento:

Provincia:

Cuenca:

Fecha Ocurrencia:

Hora de Ocurrencia:

Tipo de Incidente:

Coordenada Sistema de Referencia: [WGS84]

Nombre del ducto:

Nombre del tramo:

Detalle de localizacion del incidente:

Tipo de instalacién involucrada:

Subtipo de instalacién involucrada:

Tipo de evento causante:

Subtipo de evento causante:

Volumen de fluido derramado (m3):

Volumen de gas emitido (Mm3):

Superficie afectada (m2)

Volumen de fluido recuperado (m3):

Recursos afectados:

Medidas adoptadas:

Archivos Adjuntos

PLANILLA INFORME FINAL (ACCIDENTE O INCIDENTES)

PARTE A - DATOS BASICOS
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1. Nombre del Operador:

la. Tipo de Ducto (Ej: Oleoducto, poliducto y otros):

1b. Nombre del Ducto

1c. Nombre del Tramo del ducto

2. Fechay hora del Accidente/Incidente:

3. Ubicacién del Accidente/Incidente

Sistema de Proyeccién (Coordenadas Geogréficas — Ver ANEXO 1:

- Latitud

- Longitud

N

. Clase de trazado

5. Fluido (s) derramado (s) (%):

6. Volumen de fluido derramado (m3):

7. Volumen de fluido recuperado (m?3):

8. Superficie del area afectada (m?):

9. ¢ Pararon las operaciones del ducto debido al
Accidente/Incidente?

- Si responde que Si, complete las Preguntas 9a. y 9b.:

9a. Fechay hora del cierre

9b. Fechay hora de puesta en operacién nuevamente

- ¢, Sigue cerrado? Causa

10. ¢,Hubo incendio, explosién u otros?

11. Cantidad de publico en general evacuado:

12. ¢, Se produjeron fatalidades?

- Si responde que Si, especifique el nimero por categorias (personal
propio, personal contratista u otros):

- Total de fatalidades (suma de las anteriores):

13. ¢ Existieron heridos que requirieron 0 no hospitalizacion?

Si responde que Si, especifique el nUmero por categorias
(personal propio, personal contratista u otros)

- Total de heridos (suma de las anteriores):
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14. Secuencia de tiempo:

14a. Hora del Accidente/Incidente, identificada por el Operador,
Terceros u otros:

14b. Hora de arribo del Operador al lugar:

PARTE B - INFORMACION LOCAL ADICIONAL

- Si el Accidente/Incidente fue en tierra, responda:

1. ¢Estaba el ducto instalado en forma aérea o enterrada en el area
de Accidente/Incidente?

Si estaba enterrado, indique la profundidad de tapada (m)

2. ¢0Ocurri6 el Accidente/Incidente en un cruce?

- Si responde que Si, especifique qué tipo de cruce (Ej: Puente, vias,
rioy otros.)

- Si el Accidente/Incidente fue en cruces con cauces de agua, responda:

3. Profundidad aproximada del agua en el punto del
Accidente/Incidente (m):

4. Area del Accidente/Incidente:

PARTE C - INFORMACION ADICIONAL DE LA INSTALACION

1. Elemento involucrado en el Accidente/Incidente:

- Si es tuberia, especifique:

la. Afio de construccién/puesta en marcha de la tuberia:

1b. Didmetro nominal del cafio (pulg):

1c. Espesor de pared (mm):

1d. TFME del cafio (kg/cm?):

1e. ¢Opera el sistema > 20% TFME o < 20% TFME?

1f. Especificacion del cafio (Tipo de material):

1g. Tipo de Soldadura del Cafio:

1h. Tipo de revestimiento del cafio en el lugar del
Accidente/Incidente, especifique:

2. Tipo de evento causante del Accidente/Incidente:

- Describa el subtipo de evento causante (Ej: Falla de material,
corrosion u otros)

- Tipo de orientacion (Ej: Axial, longitudinal u otros)
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PARTE D - INFORMACION ADICIONAL DE LA CONSECUENCIA

1. Impacto sobre la flora y fauna silvestre

- Si existe impacto, especificar sobre qué:

Peces u organismos acuaticos

Aves

Organismos Terrestres

Vegetacion (Acuatica y/o Terrestre)

2. Impacto sobre el suelo

3. Se realiz6 un Monitoreo del Impacto a corto o largo plazo

4. Medidas adoptadas para una remediacion anticipada

- Si existe impacto, especificar sobre cudl recurso:

Aguas superficiales

Aguas subterraneas

Suelo

Vegetacion

Fauna

5. Contaminacion acuatica

- Si existe contaminacion, especificar sobre cual recurso:

Aguas Superficiales

Aguas subterraneas

Aguas para consumo humano

Pozos privados

Tomas de agua publicas

6. ¢ En el lugar de este Accidente/Incidente, se ha identificado que el
tramo de tuberia o instalacion "podria afectar" un Area Sensible de
acuerdo a lo determinado por el Programa de Gerenciamiento de
Integridad del Operador?

7. ¢El fluido derramado, alcanz6 u ocurrié en una o mas Areas
Sensibles?

- Si responde que Si, especifique el tipo(s) de Area(s) Sensible(s):

8. Costo Estimado (u$s):

IF-2026-46893021-APN-SSHAMEC
100

Pégina 100 de 108



8a. Costo estimado por dafio a la propiedad publica o privada que
no sea del Operador:

8b. Costo estimado por perdida(s) de fluido(s):

8c. Costo estimado por reparaciones y dafios de propiedad del
Operador:

8d. Costo estimado por respuesta ante la emergencia por parte del
Operador:

8e. Costo estimado por remediacion ambiental por parte del
Operador:

8f. Otros costos estimados:

8g. Total estimado (Suma de todos los anteriores):

PARTE E - INFORMACION ADICIONAL DE OPERACION

1. Ultima MAPO de la Instalacion (Kg/cm?)

2. Maxima Presion de Operacién (MOP) en el sitio y hora del
Accidente (Kg/cm?):

3. Maximo caudal operativo

4, Caudal antes del Accidente/Incidente

5. Temperatura antes del Accidente/Incidente

6. ¢ Estaba la instalacion con algun/alguno(s) tipo(s) de Sistema de
Control y Adquisicién de Datos, deteccion de fugas, etc. (Ej: SCADA
u otros.)? Indique.

- Si responde que si:

6a. ¢Estaba éste completamente funcional en el

momento del Accidente/Incidente?

6b. ¢Dio soporte el sistema basado en informaciéon (tal como
alarma(s), alerta(s), evento(s), y/o célculos de volumen) con la
deteccion del Accidente/Incidente?

7. ¢, Cémo fue inicialmente identificado el Accidente/Incidente por
parte del Operador?

PARTE F — CAUSA DEL ACCIDENTE/INCIDENTE.

F1 — DEPENDIENTES DEL TIEMPO TRANSCURRIDO

- Si es corrosion externa:

1. Tipo de corrosion:

2. El/Los tipo(s) de corrosion mencionado(s) en la Pregunta 1 estan basados en lo
siguiente:
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(seleccione todas las que apliquen)

- Examen de campo

- Determinado por andlisis metallrgico

- Si es Otro, Describa:

3. ¢Estaba el sistema en el area del Accidente/Incidente bajo
proteccion catddica al momento de producirse el mismo?

- Indique el afio de inicio de la proteccion:

4. ¢ Estaba desprendido el revestimiento en el punto del
Accidente/Incidente?

5. ¢,Se han hecho una o mas medidas de potenciales de Proteccion
Catddica en el punto del Accidente/Incidente?

- Si es "Si", medicion de potenciales — Afio mas reciente realizado
(Adjuntar grafico Potencial vs. Progresiva):

- Otros estudios de PC — Tipo y Afio mas reciente realizado:

- Si responde que No:

¢Estaba la zona del Accidente/Incidente,

externamente revestido o pintado? Indique el tipo.

- Si es corrosion interna

6. Tipo de corrosién:

7. El/Lo/s tipo(s) de corrosidon mencionado(s) en la Pregunta 1 estan basados en lo
siguiente: (seleccione todas las que apliquen)

- Examen de campo

- Determinado por analisis metallrgico

- Si es Otro, Describa:

8. ¢ Estaba tratado el fluido con inhibidores de corrosién o biocidas?

9. ¢ Estaba el interior recubierto o revestido con una capa
protectora?

10. ¢ Fueron rutinariamente utilizados los pigs de
limpieza/deshidratacion (u otras operaciones)?

11. ¢ Fueron utilizados sistemas de monitoreo interno? Describa.

- Otros

Describa:

F2 — ESTATICAS O RESIDENTES
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1. Defectos de fabricacion en cafo y accesorios — Sub- Causa:

- Soldadura longitudinal

- Cuerpo de cafio y material

- Si es Otro, Describa:

2. Construccion:

- Soldaduras circunferenciales defectuosas

- Soldaduras defectuosas

- Curvas con arrugas o pliegues

- Roscas y cuplas defectuosas

- Si es Otro, Describa:

3. Equipamiento:

- Fallas en juntas, empaquetaduras y retenes

- Fallas en equipos y dispositivos de alivio

- Fallas en sellos de bombas y empaquetaduras

- Miscelaneos

4, Otros

Describa:

F3 — INDEPENDIENTES DEL TIEMPO

1. Fuerzas externas relacionadas con el clima:

- Tiempo extremadamente frio

- Descargas atmosférica

- Lluvias copiosas o inundaciones

- Movimientos del suelo

- Si es Otra, Describa:

2. Operacién incorrecta:

- Procedimientos de operacion incorrecta

- Ningun procedimiento establecido

- Falla al seguir el procedimiento

- Otra:

- Si es Otra, Describa:

3. DPT (Dafios mecéanicos)

103

IF-2026-46893021-APN-SSHAMEC

Pégina 103 de 108



Indique si el/los dafio(s) fue/fueron ocasionado(s) por primeras
(personal del Operador), segundas (personal contratado por el
Operador-Contratistas) o terceras (personal ajeno al Operador)
partes con consecuencias instantaneas.

- [dem anterior con modo de manifestacion retardada.

- Vandalismo

- Si es Otra, Describa:

Complete lo siguiente si cualquier sub-causa de Falla es seleccionada y el "Elemento
Involucrado en el Accidente/Incidente” (de la PARTE C, Pregunta 1) es cafio o soldadura.

12. ¢ Existen datos de una o mas inspecciones con herramientas
inteligentes en el punto del Accidente/Incidente?

- Si responde que Si:

12a. ¢ Qué empresa(s) realizé/realizaron?

12b. Ultima herramienta de inspeccion utilizada y el afio de la
corrida mas reciente;

13. ¢ Ha realizado una o mas pruebas hidraulicas u otra prueba de
presion desde la construccion original en el lugar del
Accidente/Incidente?

- Si responde que Si:

13a. Aflo més reciente de prueba:

13b. Presién de Prueba:

14. ¢ Ha realizado uno o mas evaluaciones directas en este
segmento? (Por ECDA o ICDA)

- ¢, Se realizd una excavacion para investigar en el sitio del
Accidente/Incidente?:

Afo mas reciente realizado:

15. ¢ Ha realizado uno o mas ensayos no destructivos en el sitio del
Accidente/Incidente?

- Para cada examen realizado, seleccione el tipo de ensayo (Ej:
Radiografia u otras), afio mas reciente realizado:

De acuerdo a lo
descripto en
ANEXO 2 del
RTHL

ADJUNTAR A RESUMEN EJECUTIVO
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ANEXO N: PREVENCION DE DANOS POR EXCAVACIONES

N1 - Alcance

Todo operador de un sistema de transporte de hidrocarburos liquidos alcanzado por
este RTHL, confeccionard por escrito —de acuerdo con la presente seccibh— un
Programa de Prevencién de Dafios (PPD) a sus tuberias como consecuencia de
actividades de excavacion, a efectos de garantizar su integridad.

Para esta seccion las "actividades de excavacion" comprenden: excavaciones,
voladuras, construccion de tlneles, rellenos, remocién de estructuras subterraneas o
superficiales, y cualquier otra actividad de movimiento del terreno.

N2 - Generalidades

Como minimo, el PPD debe:

1) Incluir la identificacién, sobre una base amplia, de las empresas y/o
personas que normalmente estan dedicadas y comprometidas en
actividades de excavacion, dentro del area en la cual la tuberia esta
ubicada.

2) Proveer toda informacion necesaria para advertir al publico, dentro de la
vecindad de la tuberia, y notificar fehacientemente a las
empresas/personas identificadas en 1), para hacer que ellas conozcan y
permanezcan actualizadas en todo lo referente a:

i. el programa de prevencion de dafios y su proposito;
ii.cdmo proceder, antes de comenzar cualquier actividad de excavacion, a
ubicar la tuberia enterrada, siempre con la colaboracién del operador.

3) Suministrar los medios de recepcion y registro de las notificaciones de las
actividades de excavacion planeadas por terceras partes.

4) Si el operador tiene tuberias enterradas dentro del area de actividad de la
excavacion, debe suministrar, para la notificaciéon real de las personas
responsables que informaron su intencion de realizar excavaciones, los
planos de detalle correspondientes, el tipo de sefiales temporarias a colocar
en obra y la manera de identificarlas.

5) Antes de que la actividad de excavacion comience, la compafiia a cargo de
las tareas debe instalar sefiales temporarias de ubicacion de las tuberias
enterradas, dentro del &rea de excavacion gue interesa.

6) Para las tuberias propias, sobre las cuales el operador tiene razonable
certeza que podrian ser dafiadas por las actividades de excavacién, proveer
inspecciones con las siguientes caracteristicas:

i. lainspeccion debe ser integral, tan frecuente y/o permanente como
sea necesario;

i. en el caso de uso de explosivos, la inspeccion incluira la
investigacion de posibles pérdidas en la tuberia.
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N3 — Programa de prevencion de dafos (PPD)

Deberan establecerse los propdsitos y los objetivos del PPD, determinando los métodos
y los procedimientos para lograrlos.

Los procedimientos deben incluir:
1) Definicion de las actividades de excavacion:
De acuerdo a las actividades de excavacion definidas por el PPD, el operador
debe contar con toda la normativa local y/o nacional que le sea aplicable.
2) Sistemas de llamadas y/o denuncia.
El operador considerara la posibilidad de utilizar algin sistema existente de
llamadas de emergencia o configurara un sistema propio. Sin embargo,
cualquiera de estos sistemas no satisface todos los requisitos del ANEXO.
3) Identificacion de entidades y particulares que deben ser informadas del
programa.
Las fuentes que se enumeran a continuacion pueden resultar Utiles al preparar
el listado de entidades dedicadas a las actividades de construccion:
a) Centros existentes de llamadas de emergencias.
b) Asociaciones de contratistas.
¢) Empresas locales de servicios publicos.
d) Compafias de transporte por tuberias.
e) Compafiias aseguradoras de transporte por tuberias.
f) Organismos estatales, provinciales y municipales que ejecutan trabajos
o los licitan en via publica.
g) Registros de compairiias de servicios afines.
h) Superficiarios adyacentes al sistema de tuberia.
i) Organismos estatales, provinciales y municipales que otorgan permisos
en via publica.
i) Organismos que otorgan concesiones a contratistas.
k) Listado de teléfonos de:
¢ Contratistas de excavacion y movimiento de tierras.
¢ Contratistas de construccion.
¢ Contratistas de voladuras.
¢ Contratistas de perforaciéon de pozos y tlneles.
¢ Contratistas ambientales.
¢ Contratistas de nivelacion de tierras y subsuelos.
¢ Compafias de trazados.
¢ Contratistas de lineas de energia eléctrica.
¢ Listado del publico/habitantes identificados en las cercanias de
la linea de transporte.

N4 - Métodos de informacion a las entidades respecto al PPD

Para efectuar las notificaciones, el operador debe utilizar uno o mas de los métodos
siguiente:
a) Alos excavadores:
1) Email
2) Teléfono.
3) Visita personal.
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Estas acciones deben estar documentadas. El procedimiento debe contemplar la
notificacion periodica a los excavadores.

b) Al publico en general:

1) Volantes.

2) Avisos de radio, television, revistas y diarios.

3) Locutores conocidos de grupos locales.

4) Colaboracion de las autoridades y funcionarios publicos que otorgan permisos
en via publica, en la distribucién de la informacion.

5) Listado de direcciones de clientes de compafiias de servicios publicos.

6) Avisos comerciales.

7) Programas de educacion publica de los planes de emergencia y
procedimientos de prevencién de dafios.

8) Programas escolares.

9) Visita a los vecinos de la traza.

N5 - Informaciéon a comunicar

Los operadores deben informar a las entidades involucradas que se dediquen a las
actividades de excavacion, el propésito del PPD y como detectar la ubicacion de las
tuberias subterraneas, antes de iniciar su actividad en las zonas comprometidas.
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ANEXO P: DESAFECTACION Y ABANDONO DE TUBERIA

P1 - Desafectacion

Cuando se proceda a desafectar parcial o totalmente instalaciones de un sistema de
tuberias, las mismas deberan ser purgadas e inertizadas adecuadamente y quedar
totalmente desconectadas y aisladas de toda fuente de suministro de producto.

Las instalaciones desafectadas del servicio deben ser protegidas contra la corrosion
externa con un sistema de proteccion catddica independiente. Asimismo, estaran
sometidas a un plan de mantenimiento y conservacion, para preservar su estado,
integridad y capacidad de operacion. Dicho plan deberé ser presentado anualmente ante
la Autoridad de Aplicacion.

P2 - Abandono

Las instalaciones a ser abandonadas seran preparadas para tal fin siguiendo los
lineamientos del presente ANEXO, y los requerimientos ambientales aplicables. De
acuerdo a la normativa vigente, el operador deberd ser previamente autorizado a
abandonar las instalaciones y tuberias que componen el sistema de transporte a su
cargo.

Luego, implementara un plan de trabajos, que debera ser presentado a la Autoridad de
Aplicacién para su aprobacién, conteniendo todos los pasos y etapas a ser llevadas a
cabo y los procedimientos de tareas y técnicas a ser empleadas para tal fin, siguiendo
los lineamientos del presente ANEXO y requerimientos ambientales aplicables.
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