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INTRODUCCIÓN 
 
La empresa Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. (VPLNG), busca desarrollar el proyecto “Vista Pacífico 
LNG” (Proyecto), el cual consiste en un sistema para la licuefacción de Gas Natural (GNL), el cual tendrá 
una capacidad de diseño para la licuefacción de 5.05 Millones de Toneladas por Año (MTPA), mediante la 
instalación y operación de una Unidad Flotante de Gas Natural Licuado ("FLNG Unit", por sus siglas en 
inglés o Unidad FLNG). El Proyecto estará ubicado en el municipio Ahome, estado de Sinaloa en el 
Ecosistema Marino del área marina del Puerto de Topolobampo a cargo de la Administración del Sistema 
Portuario Nacional (ASIPONA Topolobampo), y contará con Instalaciones Auxiliares en Tierra, en el 
Ecosistema Terrestre, de las cuales, una parte se ubican dentro del mismo Puerto de Topolobampo y otra 
se encuentra fuera de éste (propiedad privada). 
 
La Unidad FLNG procesará el gas natural suministrado a través de ductos provenientes desde los Estados 
Unidos de Norte América (EUA), pasando por los puntos de internación en la frontera y posteriormente por 
ductos en territorio Nacional, con la finalidad de licuarlo y exportarlo; su destino final serán los mercados 
de Asia, Sudáfrica y el resto del mundo a través de buques de GNL. 
 
La Unidad FLNG será construida en puertos asiáticos, para posteriormente ser remolcada hasta el puerto 
de Topolobampo, en donde estará atracada permanentemente a un muelle de amarre fijo, por construirse, 
el cual tendrá la capacidad de permanecer durante eventos climáticos extremos como tormentas tropicales 
y huracanes de categoría 4. La forma para poder acceder al proyecto será a través de embarcaciones 
menores desde el área destinada a las Instalaciones Auxiliares Terrestres.   
 

 
El Proyecto contará con los siguientes componentes que son esquematizados en la Figura 2 y se incluye 
un render del Proyecto en la Figura 3:  
 
 Unidad FLNG: que consta del artefacto naval integrado por instalaciones de licuefacción, instalaciones 

complementarias auxiliares (tanques de guarda temporal de GNL y sistema auxiliar de generación de 
energía eléctrica) y otros servicios auxiliares para la operatividad. 
 

 Instalaciones Marinas Auxiliares que consideran las instalaciones de amarre fijo: 
• Bolardos de amarre. 
• Pasarelas. 
• Plataforma “Jetty” o muelle con interconexión con un nuevo Sistema de Transporte de Gas Natural 

(STGN) denominado como Gasoducto Corredor Norte promovido por la empresa Gasoducto 

UBICACIÓN DEL PROYECTO, ART. 113 FRACCION I DE LA LGTAIP Y 110 FRACCION I DE LA LFTAIP
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I. OBJETIVO 
 
La evaluación del presente Estudio de Riesgo es de competencia de la Agencia Nacional de Seguridad 
Industrial y de Protección al Medio Ambiente del Sector Hidrocarburos (Agencia o ASEA); y está realizado 
para el proyecto “Vista Pacífico LNG”, que será desarrollado por la empresa Vista Pacífico LNG, S.A.P.I de 
C.V. (VPLNG) 
 
Es importante mencionar, que el Estudio de Riesgo es un instrumento de carácter preventivo mediante la 
aplicación sistemática de políticas, procedimientos y prácticas de manejo a las tareas de análisis, 
evaluación y control de riesgos, así como con el fin de proteger a la sociedad y al ambiente, permite 
anticiparse a la posibilidad de liberaciones accidentales en las instalaciones de sustancias consideradas 
como peligrosas; y evalúa su impacto potencial, de tal manera que éste pueda prevenirse o mitigarse 
requiriendo como mínimo : 
 

 Reconocimiento de posibles riesgos; 
 Evaluación de posibles eventos peligrosos y la mitigación de sus consecuencias, y 
 Determinación de medidas apropiadas para la reducción de estos riesgos. 

 
El Estudio de Riesgo no comprende únicamente la evaluación de la probabilidad de que ocurran accidentes 
que involucren a los materiales peligrosos, sino también permite la determinación de las medidas para 
prevenirlos, así como bases para elaborar y establecer un plan de emergencia interno. 
 
Considerando las premisas anteriores, los objetivos del presente Estudio de Riesgo consideran un objetivo 
inmediato y un objetivo fundamental, los cuales están enfocados en lo siguiente: 
 

 El objetivo inmediato del Estudio de Riesgo tiene la función de coadyuvar en la toma de decisiones. 
Para ello, sus resultados se presentan con un orden lógico, de forma objetiva y fácilmente 
comprensible. Además de identificar, prevenir e interpretar los efectos que un proyecto puede tener 
en la sociedad y el ambiente; y para este caso en particular, es el de detectar los riesgos que se 
puedan presentar a raíz del diseño del Proyecto. 

 El objetivo fundamental de la evaluación del Estudio de Riesgo es definir y proponer la adopción 
de un conjunto de medidas preventivas que permitan prevenir o incluso evitar los riesgos a la 
sociedad y al ambiente. 

 
El Estudio de Riesgo está compuesto por dos partes; aquella en donde se emplea una serie de 
metodologías de tipo cualitativo y cuantitativo, para identificar y jerarquizar riesgos; y la otra parte conocida 
como análisis de consecuencias en donde se utilizan modelos matemáticos de simulación para cuantificar 
y estimar dichas consecuencias. En síntesis, este proceso multidisciplinario constituye la etapa previa (con 
bases científicas, técnicas, socioculturales, económicas y jurídicas), a la toma de decisiones acerca de la 
puesta en operación del Proyecto. 
 
Con lo anterior, el Estudio de Riesgo del Proyecto permitirá establecer propuestas de acciones de 
protección al ambiente y de prevención de accidentes que pudieran producirse durante el desarrollo del 
mismo. 
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La descripción detallada del Proyecto se encuentra en el apartado V.1 del presente Estudio de Riesgo (ER). 
 
 

UBICACIÓN DEL PROYECTO, ART. 113 FRACCION I DE LA LGTAIP Y 110 FRACCION I DE LA LFTAIP
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III. GENERALIDADES 
 
Los Regulados que elaboren el Estudio de Riesgo para dar cumplimiento a los artículos 30 y 147 de la Ley 
General del Equilibrio Ecológico y Protección al Ambiente (LGEEPA) y a los artículos 17, primer y último 
párrafo, y artículo 18 del Reglamento de la LGEEPA en Materia de Evaluación del Impacto Ambiental, 
podrán utilizar la Guía-ARSH, publicada en julio de 2020 por la Agencia de Seguridad, Energía y Ambiente 
(ASEA). 
 
Con base en lo anterior, para la elaboración del presente Estudio de Riesgo aplicable al Proyecto 
denominado “Vista Pacífico LNG”; se utilizaron los numerales aplicables al Estudio de Riesgo considerados 
en los apartados del capítulo 5 de la Guía-ARSH; los cuales son: 
 
5. Contenido del Análisis de Riesgo para el Sector Hidrocarburos. 
 

   5.1. Descripción del Proyecto. 
 

   5.2. Descripción del proceso. 
 

   5.3. Descripción del entorno. 
 

   5.4. Análisis y evaluación de riesgos. 
 

      5.4.1. Identificación de peligros y jerarquización de escenarios de riesgo. 
 

         5.4.1.1. Análisis preliminar de peligros. No aplica. 
         5.4.1.2. Antecedentes de accidentes e incidentes en proyectos similares, 
         5.4.1.3. Identificación de peligros y escenarios de riesgo, 
         5.4.1.4. Jerarquización de escenarios de riesgo. 
 

      5.4.2. Análisis cuantitativo de riesgo. 
 

         5.4.2.1. Análisis de frecuencias. 
         5.4.2.2. Análisis de consecuencias. 
 

   5.5. Representación en planos de los radios potenciales de afectación. 
 

   5.6. Análisis de vulnerabilidad e interacciones de riesgo. 
 

      5.6.1. Análisis de vulnerabilidad. 
      5.6.2. Interacción de riesgo. 
 

   5.7. Reposicionamiento de escenarios de riesgos. No aplica. 
 

   5.8. Sistemas de seguridad y medidas para administrar los escenarios de riesgo. 
 

      5.8.1. Sistemas de seguridad. 
      5.8.2. Medidas preventivas. 
      5.8.3. Recomendaciones técnico-operativas. 
 

   5.9. Conclusiones. 
 

   5.10. Resumen ejecutivo. 
 

6. Análisis de capas de protección (LOPA). No aplica. 
 
Considerando la Guía-ARSH, se ratifica que el nivel de ingeniería para la elaboración del presente Estudio 
de Riesgo para el Sector Hidrocarburos será conforme a la etapa del Proyecto en la que se encuentra, que 
es la etapa de Diseño y es a nivel de Ingeniería Básica Extendida. 
 
De igual forma, los receptores de riesgo considerados serán únicamente los referentes al Sistema 
Ambiental, es decir población y medio ambiente, tomando en cuenta las afectaciones sobre la integridad 
funcional de los ecosistemas. 
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IV. DEFINICIONES 
 
Para efectos de la aplicación e interpretación del Estudio de Riesgo, se utilizarán los conceptos y 
definiciones, en singular o plural, previstas en la Ley de la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de 
Protección al Medio Ambiente del Sector Hidrocarburos (en adelante ASEA o Agencia), la Ley de 
Hidrocarburos, la Ley General del Equilibrio Ecológico y la Protección al Ambiente (LGEEPA), el 
Reglamento Interior de la Agencia, el Reglamento de la Ley de Hidrocarburos, el Reglamento de las 
actividades a que se refiere el Título Tercero de la Ley de Hidrocarburos, el Reglamento de la LGEEPA en 
Materia de Evaluación del Impacto Ambiental, así como las Normas Oficiales Mexicanas y Disposiciones 
Administrativas de Carácter General emitidas por la Agencia. 
 
A continuación, se presentan las definiciones utilizadas en el presente Estudio de Riesgo: 
 
1. Amenaza.- Es el acto que por sí mismo o encadenado a otros, puede generar un daño o afectación al 
personal, población, medio ambiente, Instalación, producción, otro. 
 
2. Caso alterno.- Es el evento creíble de una liberación accidental de una Sustancia peligrosa que es 
simulado, pero que no corresponde al “peor caso” ni al “caso más probable”. 
 
3. Caso más probable.- Con base a la experiencia operativa, es el evento de liberación accidental de una 
sustancia peligrosa, que tiene la mayor probabilidad de ocurrir. 
 
4. Efecto dominó.- También conocido como encadenamiento de eventos, es un evento asociado a un 
incendio o explosión en una Instalación, que multiplica sus consecuencias por efecto de la sobrepresión, 
proyectiles o la radiación térmica que se generan sobre elementos próximos y vulnerables, tales como otros 
recipientes, tuberías o equipos de la misma Instalación o Instalaciones próximas, de tal forma que puedan 
ocurrir nuevas fugas, derrames, incendios o explosiones que a su vez, pueden nuevamente provocar 
efectos similares. 
 
5. Escenario de riesgo.- Determinación de un evento hipotético derivado de la aplicación de la 
metodología de identificación de peligros y evaluación de riesgos, en el cual se considera la probabilidad 
de ocurrencia y severidad de las consecuencias y, posteriormente, determinar las zonas potencialmente 
afectadas mediante la aplicación de modelos matemáticos para la simulación de consecuencias. 
 
6. Estudio de Riesgo (ER).- Documento que indica los escenarios de riesgo identificados y evaluados con 
posibles afectaciones al medio ambiente, de tal manera que mediante el uso de metodologías y 
herramientas tecnológicas se cuantifiquen los probables daños al medio ambiente, tomando en cuenta las 
afectaciones sobre la integridad funcional de los ecosistemas, donde se pretende desarrollar un proyecto. 
Tiene por objetivo determinar las zonas de alto riesgo y amortiguamiento, verificar las vulnerabilidades que 
probablemente se presenten en caso de materialización de algún escenario de riesgo, así como las 
medidas de prevención, control, y mitigación de riesgos ambientales, o aquellas que se van a implementar 
para prevenir las causas o mitigar las afectaciones al medio ambiente. Se incorpora a la Modificación de la 
Manifestación de Impacto Ambiental (MIA). 
 
7. Exposición.- Contacto de las personas o elementos que constituyen el medio ambiente con sustancias 
peligrosas o contaminantes químicos, biológicos o físicos o la posibilidad de una situación peligrosa 
derivado de la materialización de un escenario de riesgo. 
 
8. IDLH (Immediately Dangerous to Life or Health) - Inmediatamente Peligroso para la Vida o la 
Salud.- Es la concentración máxima en el aire de una sustancia peligrosa, a la que una persona podría 
escapar durante un periodo de treinta minutos sin experimentar efectos irreversibles para la salud o 
síntomas graves que le impidan evacuar. 
 
9. Peor caso.- Corresponde a la liberación accidental del mayor inventario de sustancia peligrosa contenida 
en un recipiente, línea de proceso o ducto, sin necesidad de conocer las causas ni su probabilidad de 
ocurrencia. 
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10. Proyecto.- Actividad del sector hidrocarburos que se desarrolla o se pretende desarrollar en una o 
varias instalaciones, y que se encuentra vinculada a un permiso o autorización emitido por la Secretaría de 
Energía (SENER) o la Comisión Reguladora de Energía (CRE) o bien, a un Plan de Exploración o de 
Desarrollo para la Extracción, aprobados por la Comisión Nacional de Hidrocarburos (CNH). 
 
11. Riesgo inherente.- Es propio del trabajo o proceso, que no puede ser eliminado del sistema, es decir, 
en todo trabajo o proceso se encontrarán riesgos para las personas o para la ejecución de la actividad en 
sí misma. Es el riesgo intrínseco de cada actividad, sin tener en cuenta los controles y medidas de reducción 
de riesgos. 
 
12. Riesgo residual.- Es el riesgo remanente después del tratamiento de riesgo, es decir, una vez que se 
han implementado controles y medidas de reducción de riesgos para mitigar el riesgo inherente; el riesgo 
residual puede contener riesgos no identificados, también puede ser conocido como riesgo retenido; riesgo 
tolerable: Es el riesgo que se acepta en un contexto dado basado en los valores actuales de la sociedad; 
 
13. Salvaguarda.- Dispositivo, sistema, procedimientos o programas, entre otros, destinados a proteger la 
seguridad física integral de las personas, el medio ambiente o la Instalación. 
 
14. Sistemas de seguridad.- Conjunto de equipos y componentes que se interrelacionan y responden a 
las alteraciones del desarrollo normal de los procesos o actividades en la Instalación y previenen 
situaciones que normalmente dan origen a accidentes o emergencias. 
 
15. Sistema Instrumentado de Seguridad (SIS).- Es un sistema de seguridad que tiene implementadas 
una o más funciones de cualquier combinación de sensores (elementos primarios), controlador lógico y 
elementos finales. 
 
16. Simulación.- Representación de un escenario de riesgo o fenómeno mediante la utilización de sistemas 
o herramientas de cómputo, modelos físicos o matemáticos u otros medios, que permite estimar las 
consecuencias de dichos escenarios a partir de las propiedades físicas y químicas de las sustancias o 
componentes de las mezclas de interés, en presencia de determinadas condiciones y variables 
atmosféricas. 
 
17. Sustancia explosiva.- La que genera una gran cantidad de calor y ondas de sobrepresión de manera 
espontánea o por acción de alguna energía. 
 
18. Sustancia inflamable.- Aquella capaz de formar una mezcla con el aire en concentraciones tales para 
prenderse espontáneamente o por la acción de una fuente de ignición. 
 
19. Sustancia peligrosa.- Cualquier sustancia que, al ser emitida, puesta en ignición o cuando su energía 
es liberada (fuego, explosión, fuga tóxica) puede causar daños al ambiente, a las personas y a las 
instalaciones debido a sus características de toxicidad, inflamabilidad, explosividad, corrosión, inestabilidad 
térmica, calor latente o compresión. 
 
20. Sustancia tóxica.- Aquella que puede producir en organismos vivos, lesiones, enfermedades, 
alteraciones al material genético o muerte. 
 
21. TLV (Threshold Limit Value-Short Term Exposure Limit) (15 min, STEL) - Valor Umbral Límite-
Limite de Exposición a Corto Plazo.- Exposición para un periodo de 15 minutos, que no puede repetirse 
más de 4 veces al día con al menos 60 minutos entre periodos de exposición. 
 
22. TLV (Threshold Limit Value-Time Weighted Average) (8 h. TWA) - Valor Umbral Límite-Promedio 
Ponderada en el Tiempo.- Concentración ponderada para una jornada normal de trabajo de ocho horas y 
una semana laboral de cuarenta horas, a la que pueden estar expuestos casi todos los trabajadores 
repetidamente día tras día, sin que se evidencien efectos adversos. 
 



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. DEFINICIONES 

 

Estudio de Riesgo IV-3 
 

23. Vulnerabilidad.- Es la mayor o menor facilidad de la ocurrencia de una amenaza en virtud de las 
condiciones que imperan; puede decirse que son los puntos o momentos de debilidad que se tienen y 
pueden favorecer la ocurrencia de un acto negativo o el aumento de las consecuencias de este. 
 
24. Zona de amortiguamiento para el análisis de riesgo.- Área donde pueden permitirse determinadas 
actividades productivas que sean compatibles, con la finalidad de salvaguardar a la población y al ambiente. 
 
25. Zona de alto riesgo para el análisis de riesgo.- Área de restricción total en la que no se deben permitir 
actividades distintas a las del proyecto. 
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V. ANÁLISIS DE RIESGO PARA EL SECTOR HIDROCARBUROS 
 

V.1 Descripción del Proyecto 
 
El proyecto “Vista Pacífico LNG” (Proyecto) desarrollado por Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. (VPLNG), 
consiste en la Preparación del sitio, Construcción y Operación y mantenimiento de un sistema para la 
licuefacción de Gas Natural Licuado (GNL) con una capacidad de diseño de licuefacción de 5.05 Millones 
de Toneladas por Año (MTPA), mediante la instalación y operación de una Unidad Flotante de Gas Natural 
Licuado (Unidad FLNG). El Proyecto estará ubicado en el municipio Ahome, estado de Sinaloa en el área 
marina del Puerto de Topolobampo a cargo de la Administración del Sistema Portuario Nacional 
Topolobampo (ASIPONA Topolobampo), y contará con Instalaciones Auxiliares en Tierra, de las cuales, 
una parte se ubica dentro de las áreas que conforman el mismo Puerto de Topolobampo y otra fuera de 
éste en propiedad privada. 
 
La Unidad FLNG procesará el gas natural suministrado a través de ductos provenientes desde los Estados 
Unidos de Norte América, pasando por los puntos de internación en la frontera y posteriormente por ductos 
en territorio Nacional, con la finalidad de licuarlo y exportarlo; su destino final serán los mercados de Asia, 
Sudáfrica y el resto del mundo a través de buques de GLN. La Unidad FLNG estará ubicada a una distancia 
costa afuera de aproximadamente 2,228 m del Puerto de Topolobampo, donde se requiere contar con una 
profundidad marina que oscile entre los 15 y 18 m. El uso y aprovechamiento de la superficie dentro del 
Puerto de Topolobampo para la construcción y operación del Proyecto, será a través de la celebración de 
un Contrato de Cesión Parcial de Derechos con la ASIPONA Topolobampo, quien es la entidad que 
administra y controla las actividades que se realizan dentro de dicho Puerto. 
 
La Unidad FLNG será construida en el extranjero para posteriormente ser remolcada hasta el Puerto de 
Topolobampo. Esta unidad estará atracada permanentemente a un muelle de amarre fijo llamado Jetty, 
que será de nueva construcción. 
 
De acuerdo con lo anterior, el Proyecto contará con los siguientes componentes principales: 
 
1. Unidad FLNG: que consta del artefacto naval integrado por instalaciones de licuefacción (tres trenes), 

instalaciones complementarias auxiliares (los tanques de guarda temporal de GNL1 y el sistema auxiliar 
de generación de energía eléctrica) y otros servicios auxiliares para la operatividad. 

2. Instalaciones Marinas Auxiliares que consideran las instalaciones de amarre fijo: 
a. Bolardos de amarre. 
b. Pasarelas. 
c. Plataforma Jetty con interconexión con un nuevo Sistema de Transporte de Gas Natural denominado 

como Gasoducto Corredor Norte promovido por la empresa Gasoducto Corredor Norte, S.A.P.I. de 
C.V. (GCN). 

3. Instalaciones Auxiliares en Tierra: consistentes en un embarcadero, bodega, estacionamientos, y 
edificio administrativo. 

 
La Figura V.1, muestra la zona de ubicación del Proyecto, aproximadamente a 2.5 km al suroeste de Los 
Mochis, Sinaloa, y a 1.2 km frente a la parte terrestre de la ASIPONA Topolobampo. 
 

 
1 En la ingeniería se puede encontrar como Tanques de carga de GNL. 
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A. Unidad Flotante de Gas Natural Licuado (Unidad FLNG). 
 
La Unidad FLNG será un artefacto naval carente de autopropulsión, integrado con 5 tanques de guarda 
temporal para el GNL dentro de su casco, mismo que permanecerá atracado permanentemente dentro del 
área marina perteneciente al Puerto de Topolobampo que, de acuerdo con el Programa Maestro de 
Desarrollo Portuario del Puerto de Topolobampo, Sinaloa2, está clasificada como Zona 58PuN 
correspondiente al Área de Navegación de Uso Común de la ASIPONA de Topolobampo. 
 
Es importante señalar que, la Unidad FLNG será construida en puertos asiáticos, para posteriormente ser 
remolcada hasta el Puerto de Topolobampo, en donde estará atracada permanentemente a la plataforma 
Jetty por construirse, de las Instalaciones Marinas Auxiliares, esta Unidad FLNG tendrá la capacidad de 
permanecer atracada durante eventos climáticos extremos como tormentas tropicales y huracanes de 
categoría 4.  
 
La Unidad FLNG se compone de sistemas de pretratamiento del gas y tres trenes de licuefacción para 
producir GNL que cumpla con las especificaciones requeridas. El sistema de licuefacción y refrigeración 
de GNL utilizará la tecnología Chart IPSMR®, que es una variante avanzada del proceso de refrigerante 
mixto único (SMR), para enfriar, condensar y sub-enfriar el gas natural a la temperatura de guarda temporal 
del GNL. El proceso IPSMR de Chart es uno de los procesos de refrigerante mixto único más eficientes 
disponibles en el mercado. La Unidad FLNG está integrada por cinco módulos conformados de la siguiente 
manera: 
 
  Módulo M10: 1) Sistema de estabilización de condensados, 2) GNL etapa final, 3) Sistema de gas 

combustible, 4) Sistema de recuperación de gas licuado, 5) Tren de licuefacción No. 1. 
  Módulo M20: 1) Sistema de deshidratación, 2) Sistema de eliminación de hidrocarburos pesados(Heavy 

Hydrocarbons o “HHC” por sus siglas en ingles), 3) Tren de licuefacción No. 2. 
  Módulo M30: 1) Instalación de entrada, 2) Sistema de eliminación de mercurio, 3) Unidad de eliminación 

de gas ácido (Acid Gas Removal Unit o “AGRU” por sus siglas en inglés), 4) Tren de licuefacción No. 3. 

 
2 Autorizado por la Dirección de Desarrollo Portuario. Gobierno de México, el 13 de julio del 2022. 

UBICACIÓN DEL PROYECTO, ART. 113 FRACCION I DE LA LGTAIP Y 110 FRACCION I DE LA LFTAIP
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Figura V.5 Esquema de las Instalaciones Marinas Auxiliares del Proyecto 

Fuente: Vista Pacífico LNG. 

 
El Jetty propuesto se ubicará a estribor de la Unidad FLNG y permitirá el amarre de doble peralte de la 
Unidad FLNG y a babor el amare de los buques de GNL propiedad de terceros, que arriben para la carga 
de GNL, quienes contarán con una capacidad aproximada de entre 125,000 m3 hasta 180,000 m3. En 
términos generales, el Jetty es un componente de apoyo indispensable para realizar las operaciones, 
mantenimiento y maniobras de la Unidad FLNG, incluyendo el traslado de tripulación y materiales desde y 
hacia la Unidad Flotante, aunado a que, en él, se ubicará el punto de interconexión con el nuevo STGN 
denominado como Gasoducto Corredor Norte a través de su propia Estación Topolobampo.  
 
Asimismo, como ya se mencionó las Instalaciones Marinas Auxiliares darán soporte al arribo y amarre de 
los buques de GNL, se estima recibir 47 buques de GNL al año, asegurando la seguridad e integración de 
todo el Proyecto. A continuación, se hace una descripción más detallada de cada uno de los componentes 
del Jetty: 
 
C1. Plataforma flotante. 
 
El objetivo de esta plataforma flotante es contar con un mecanismo de transición entre el Gasoducto 
Corredor Norte que alimentará de gas natural a la Unidad FLNG a través de la Estación Topolobampo, así 
como la estructura que funcionará de soporte a las maniobras de logística para la carga y descarga de 
requerimientos materiales y la propia tripulación de la Unidad Flotante. En términos generales, este 
componente constará de un casco de flotación para aportar la rigidez y estabilidad necesarias para soportar 
las condiciones ambientales, los pesos de los equipos y cubiertas, el peso de las líneas de amarre y un 
sistema de posicionamiento para salvaguardar la integridad del Proyecto. 
 
C2. Bolardos de amarre. 
 
Las Instalaciones Marinas Auxiliares contarán con al menos 38 bolardos de amarme que consistirán en un 
arreglo de pilotes de hormigón y/o metálicos con recubrimiento anticorrosivo hincados al fondo marino a 
profundidades variables, un montaje en la parte superior de un bolardo de amarre, lo cual será definido 
conforme a la evolución de la ingeniería para el soporte de otras estructuras como bases de concreto 
armado, pasarelas y el propio amarre de la unidad flotante y embarcaciones que arriben, con la siguiente 
configuración. 
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V.1.1.1.2 Diseño de la Unidad FLNG de las áreas superiores 
 

V.1.1.1.2.1 Instalaciones de entrada 
 
La presión operativa máxima admisible (MAOP, por sus siglas en inglés) de las instalaciones de entrada 
será la misma que la del gasoducto de alimentación, es decir, 10.200 kPa(g). El colector de gas de alta 
presión de la Unidad FLNG se conectará con las mangueras de carga de HP de las instalaciones de 
entrada. Este último tendrá un Sistema de Protección de Presión de Alta Integridad (en caso de que la 
presión de diseño de la tubería sea superior a la MAOP de la Unidad FLNG), un separador de gas de 
alimentación de entrada y una unidad de medición fiscal (2*100%) protegida por un filtro fino (2*100%). 
Cada unidad de medición tendrá un caudalímetro ultrasónico con transmisor de presión y temperatura y 
computador de caudal dedicado. Se suministrarán válvulas de control para permitir la alineación de los 
tramos de medición fiscal en configuración Z para su comprobación. El patín de medición de transferencia 
de custodia se construirá de acuerdo con la norma AGA9. 
 

V.1.1.1.2.2 Pretratamiento del gas de alimentación 
 
El pretratamiento tendrá una unidad de eliminación de mercurio, una unidad de endulzamiento de gas, una 
unidad de hidrocarburos pesados y una unidad de deshidratación. El pretratamiento del gas se basará en 
un único tren (1*100% de capacidad instalada) común para todos los trenes de licuefacción. 
 

V.1.1.1.2.3 Unidad de eliminación de mercurio 
 
El recipiente de eliminación de mercurio se instalará y diseñará para la sustitución segura del adsorbente 
cada 50,000 horas de funcionamiento. Se dará preferencia a que la eliminación de mercurio se realice lo 
más cerca posible de las instalaciones de entrada. La especificación del producto a la salida de la unidad 
de eliminación de mercurio debe ser inferior a 0.01 µg/Sm3. Se tomarán todas las medidas necesarias para 
intercambiar los lechos de mercurio (Hg) in situ de la forma más eficaz posible. 
 

V.1.1.1.2.4 Unidad de endulzamiento de gas 
 
La unidad de endulzamiento de gas estará diseñada para reducir la concentración máxima de 2.0 mol% de 
CO2 en el gas de alimentación a una concentración máxima deseada de 50 ppm(v) para evitar la 
congelación en el proceso criogénico. Teniendo en cuenta la cantidad relativamente pequeña de H2S se 
supone que el venteo a la atmósfera del gas ácido podría ser aceptable. No obstante, el respiradero de 
extracción de aminas se dirigirá a un incinerador térmico para que las posibles trazas de aromáticos se 
procesen en lugar de liberarse a la atmósfera. 
 
El sistema se diseñará basándose en un proceso de aminas regenerativas. Se considerarán disolventes 
probados y se espera que la MDEA promocionada sea la amina más adecuada para este servicio. 
 
Teniendo en cuenta los movimientos relativamente pequeños de los buques previstos en las operaciones, 
no se considera necesario ningún estudio de marinización en el futuro. 
 
Se supone que los contaminantes de azufre se eliminarán del gas en la columna de absorción de aminas, 
se preverá un agente antiespumante. Otros contaminantes de azufre se estudiarán más a fondo en una 
fase posterior de ingeniería en detalle con los licenciantes de aminas/catalizadores. 
 

V.1.1.1.2.5 Unidad de deshidratación y eliminación de hidrocarburos pesados 
 
Teniendo en cuenta las composiciones de gas suministradas, se espera que los rastros de hidrocarburos 
pesados (C6+, benceno, entre otros) del gas de alimentación, junto con el contenido de agua, se eliminen 
según las especificaciones requeridas en la unidad de deshidratación y eliminación de hidrocarburos 
pesados antes del tratamiento criogénico, teniendo en cuenta la presión de descarga en la columna de 
evaporación inmediata y en sus tanques de almacenamiento. La HRU se basará en la adsorción simultánea 
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de hidrocarburos pesados, componentes de benceno, tolueno, xileno y agua (hasta una concentración igual 
o inferior a 0.1 ppm(v)) utilizando un lecho adsorbente propio con una reducción de presión razonable. 
 
La vida útil prevista del adsorbente deberá coincidir con los planes de mantenimiento de remodelación de 
la planta, es decir, 50,000 horas de funcionamiento. Las instalaciones también considerarán, como casos 
de reducción, los planes de mantenimiento de remodelación de la planta para contabilizar el número de 
recipientes en modo de adsorción. 
 
El gas de regeneración utilizado se tratará y reciclará antes del lecho adsorbente. El agua condensada y 
los hidrocarburos pesados del gas de regeneración se conducirán a un separador trifásico. La fase acuosa 
se enviará a los tanques de decantación del casco de la Unidad FLNG, mientras que la fase de vapor y la 
fase oleosa se utilizarán como gas combustible. Se considerarán filtros de polvo a la salida del sistema. Se 
tomarán todas las medidas necesarias para intercambiar los lechos adsorbentes in situ de la forma más 
eficaz posible. 
 

V.1.1.1.2.6 Licuefacción 
 
El objetivo de producción de GNL es superior a 3.88 MTPA (millones de toneladas por año) y se maximizará 
en función de tres trenes de licuefacción accionados por turbinas de gas LM6000PF+, la composición del 
gas de alimentación y la presión. La licencia de licuefacción seleccionada es Chart Industries IPSMR. 
 
La selección del variador se basa en el estudio de las diferentes configuraciones de variadores para licuar 
la mayor cantidad posible del gas de alimentación disponible optimizando la tasa de rendimiento global del 
Proyecto (capex, eficiencia del combustible, entre otros). 
 
La capacidad de producción del sistema de licuefacción se definirá como el caudal másico instantáneo 
bruto procedente del tambor de evaporación inmediata de GNL. 
 
La capacidad de producción asumirá las temperaturas ambientales del aire de diseño (y las temperaturas 
del agua de mar de refrigeración) y, por lo tanto, no tendrá en cuenta la variación de las condiciones 
ambientales a lo largo del día. La capacidad nominal se basará en una disponibilidad global de la planta 
del 95% como mínimo. La disponibilidad de la planta se estudiará más adelante en detalle durante un 
análisis de confiabilidad, disponibilidad y mantenimiento actualizado y se basa por ahora en estudios 
anteriores realizados internamente para plantas similares. 
 
Para efectos de autorización anticipada, se estudiarán cuatro (4) casos de simulación considerando: 
 
 Operaciones en modo de mantenimiento o en modo de descarga (este último considerando únicamente 

las temperaturas medias). 
 Temperaturas de diseño del aire ambiente descritas anteriormente. 
 Temperaturas de diseño del agua de mar de refrigeración, tal como se ha descrito anteriormente. 
 Condiciones de llegada del gas de alimentación descritas anteriormente. 
 Márgenes corregidos de potencia del variador (4% desgaste y ensuciamiento, 2% API 617, margen del 

licenciante). 
 

V.1.1.1.3 Servicios básicos 
 
Los equipos auxiliares se instalarán según el principio de redundancia N+1. 
 
Los sistemas auxiliares (no peligrosos) se ubicarán dentro del casco en la medida de lo posible (energía 
eléctrica, aire comprimido, agua de refrigeración, generación de nitrógeno (N2), LER, entre otros) y se 
ajustarán al diseño estándar de los buques de GNL. 
 
El sistema del medio refrigerante se basará en la refrigeración indirecta por agua de mar sometida a 
electrocloración y extraída de las arquetas marinas en un bucle abierto que refrigera el sistema de 
refrigeración con agua dulce (bucle cerrado). Se verificará en todo momento el criterio de regulación 
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internacional que impone un aumento no superior a 3 °C la temperatura ambiente en el perímetro de la 
zona de mezcla, o a 100 metros de distancia del punto de descarga. La concentración sin cloro (oxidantes 
residuales totales en las aguas marinas) en las descargas de agua de refrigeración se mantendrá en 0.2 
ppm. 
 
La energía eléctrica necesaria a bordo de la Unidad FLNG para el proceso y para otros requerimientos se 
generará a bordo de la Unidad. La energía se generará a partir de una combinación de generadores de 
turbinas a gas situados en el módulo de generación de energía de la cubierta y motores diésel de 
combustible duales situados en la sala de máquinas y alimentados por el sistema de Gas de Baja Presión. 
Los generadores se dimensionarán teniendo en cuenta la potencia adicional necesaria durante los picos 
de carga, normalmente durante la descarga, y una desconexión mínima de la carga en caso de que uno 
de los generadores en uso se desconecte. 
 
El medio calefactor se basará en un sistema de circuito cerrado de aceite caliente que utilizará como fuente 
de calor de las unidades de recuperación de calor residual de las turbinas de gas y, para la puesta en 
marcha, un calentador eléctrico. 
 

V.1.1.1.4 Gestión del gas de ebullición 
 
El gas de ebullición Boil of Gas o BOG, por sus siglas en inglés) generado durante el proceso de 
licuefacción, el almacenamiento o el vapor de retorno del buque de GNL durante la transferencia de GNL 
a 10.000 m3/h se utilizará, en la medida de lo posible, como gas combustible y el resto se volverá a licuar, 
es decir, se reciclará en el proceso de licuefacción. El sistema de contención de la carga se basará en una 
fuga de calor equivalente a una pérdida máxima de volumen de líquido del 0.15% por día natural a un 95% 
de llenado. La presión operativa de los tanques de carga durante el funcionamiento normal es de 60 mbarg 
como máximo, con una MAOP de 70 mbarg. 
 
Los pormenores de la gestión del gas de evaporación se estudiarán en una fase posterior, distinguiendo 
entre el gas de ebullición en modo de mantenimiento (evaporación rápida y entrada de calor, entrada de 
calor de la carga la Unidad FLNG y vapor desplazado) y en modo de descarga (además del retorno de 
vapor LNGC). Ambos modos, llenado del tanque y caudal de producción, afectarán en gran medida a la 
temperatura y composición de la ebullición. El efecto de la variación de temperatura se reducirá mediante 
la mezcla con el gas de evaporación inmediata y el uso de la refrigeración de enfriamiento del GNL. 
 
Cabe destacar aquí que no se han previsto disposiciones para que la instalación reciba GNL caliente en su 
atracadero para su enfriamiento. 
 

V.1.1.1.5 Diseño de proceso 
 
Los márgenes mínimos de equipo se aplicarán para eliminar los cuellos de botella de los equipos y 
garantizar la flexibilidad para las fluctuaciones, la transferencia de tareas entre los equipos dentro de un 
sistema o entre sistemas, y para "amortiguar" el posible bajo rendimiento en el sistema/equipo adyacente. 
En general, no se aplicarán márgenes para los compresores centrífugos, excepto lo que se indica en API 
617. 
 
La presión de diseño cuando se utilicen dispositivos de alivio de presión, los puntos de consigna de los 
mismos se ajustarán al código de diseño aplicado a los componentes del sistema. La presión máxima de 
diseño en el caso de los sistemas protegidos por una válvula de seguridad de presión a menos que el 
fabricante garantice que el uso de otros márgenes es aceptable. Las válvulas de seguridad de presión 
operados por piloto a menudo permiten márgenes más bajos. El margen mínimo se define para evitar la 
apertura involuntaria de la válvula de seguridad de presión. La relación entre la alta presión de disparo, la 
presión máxima de funcionamiento y la presión de ajuste de la válvula de seguridad de presión. La presión 
de ajuste de la válvula de seguridad de presión es normalmente igual a la presión máxima de diseño del 
sistema. 
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Cuando se apliquen discos de ruptura, se incluirá un margen suficiente para: 
 
 Evitar las roturas involuntarias del disco, es decir, el margen entre la presión ajustada del disco y la 

presión de funcionamiento. 
 Garantizar la protección de la presión del sistema, es decir, el margen entre la presión establecida del 

disco y la sobrepresión máxima acumulada. 
 
Se debe considerar el uso de discos de ruptura dobles en serie para evitar variaciones en la presión en el 
sistema de quemadores que podrían afectar la presión de ajuste seleccionada para el (primer) disco de 
ruptura. Se debe tener cuidado de no definir una presión de diseño más alta que la requerida cuando afecta 
la selección del material y la clasificación de la clase de presión. 
 
Para minimizar los requisitos del Sistema de Protección de Presión de Alta Integridad (HIPPS) o el alivio 
del proceso (flujo completo), la presión de diseño debe mantenerse constante en la medida de lo posible 
en toda la planta. 
 

V.1.1.1.5.1 Intercambiadores de calor de carcasa y tubos 
 
En el caso de intercambiadores de calor de carcasa y tubos con diferentes presiones de diseño para el 
lado de la carcasa y del tubo, el lado de baja presión puede sobrepresurizarse en caso de rotura del tubo.  
 
Al considerar el requisito de protección contra la presión contra la rotura del tubo para el lado de baja 
presión, se debe utilizar la regla "10/13" o la regla "10/15". Esta regla establece que, si la presión de prueba 
hidráulica corregida del lado de baja presión es igual o mayor que la presión de diseño del lado de alta 
presión, no se requiere alivio de presión para la ruptura del tubo. La presión de la prueba hidráulica es 
normalmente 1.3 o 1.5 veces la presión de diseño, a la espera de la revisión del código ASME que se 
aplique. Si la presión de prueba es 1.3 veces la presión de diseño, se puede aplicar la regla "10/13" y si la 
presión de prueba es 1.5 veces la presión de diseño, se puede aplicar la regla "10/15". 
 

V.1.1.1.5.2 Compresores 
 
Cuando no se dispone de información precisa, la presión de cierre, es decir, la presión máxima de descarga, 
para los compresores centrífugos debe determinarse como la presión máxima de succión de 
funcionamiento + 1.3 veces la presión diferencial normal producida por el compresor, para incluir el 
aumento de presión en condiciones de sobretensión y la velocidad máxima. En este caso, la presión 
máxima de succión de funcionamiento de un compresor vendrá determinada por la alta presión de disparo 
de succión del compresor. Los números se confirmarán y actualizarán, si es necesario, tan pronto como se 
disponga de la información del proveedor. 
 
La presión de asentamiento es la presión de equilibrio alcanzada entre las válvulas de aislamiento de 
succión y descarga del sistema compresor cuando el compresor se detiene o se apaga. Se debe tener 
cuidado de no definir una presión de diseño más alta que la requerida cuando afecta la selección del 
material y la clasificación de la clase de presión. 
 

V.1.1.1.5.3 Bombas 
 
Cuando no se dispone de información precisa, la presión máxima de funcionamiento (presión de cierre) de 
las bombas centrífugas debe determinarse como la presión de succión en condiciones de alivio +1.25 veces 
la presión diferencial normal producida por la bomba. 
 

V.1.1.1.5.4 Tubería 
 
En el caso de las tuberías, se permiten variaciones ocasionales en la presión por encima de la presión de 
diseño en algunos códigos de diseño (por ejemplo, ASME B31.3). Esto estará sujeto a la debida 
consideración de todos los aspectos del código de diseño de tuberías correspondiente. Si se permiten tales 
variaciones de presión, se registrará la duración y el alcance de la sobrepresión a la que está sometida la 
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tubería. No se requiere el registro si se puede documentar que no se producirá una sobrepresión. Sin 
embargo, en general, debe evitarse si es posible una presión superior a la presión de diseño de la tubería. 
 
Aunque las tuberías generalmente no están protegidas contra la sobrepresión de los PSV, la mayoría de 
las tuberías terminan protegidas por un PSV en un equipo. Para segmentos de tubería criogénica, ref. 
sección 9.1. 
  

V.1.1.1.5.5 Tanques atmosféricos 
 
Los tanques atmosféricos estarán diseñados, como mínimo, para llenarse de líquido hasta el punto más 
alto de la línea de desbordamiento y con una sobrepresión de 0.07 bar. Si la línea de desbordamiento 
puede bloquearse o tener un flujo inverso (por ejemplo, durante la carga), el tanque atmosférico debe estar 
diseñado para una línea de ventilación llena de líquido hasta el cuello de cisne. Se hace referencia a ISO 
28300 / API 2000 para obtener más orientación. 
 

V.1.1.1.5.6 Tambores separadores 
 
En el caso de los tambores de extracción del quemador, es aceptable que la presión de diseño sea igual a 
la presión máxima de funcionamiento. Se añadirá un margen de seguridad a la presión máxima de 
funcionamiento en la fase de diseño para tener en cuenta las posibles incertidumbres en los cálculos. 
Cuando no se disponga de información precisa, se utilizará como mínimo la contrapresión máxima que 
puede imponer la punta abocinada a la carga máxima de diseño. 
 

V.1.1.1.5.7 Presión mínima de diseño 
 
En el caso de los equipos en los que exista vapor de refrigeración o condensación (por ejemplo, después 
de la salida de vapor de los recipientes), el drenaje o la salida de bombeo pueden provocar una presión 
inferior a la atmosférica, por lo que el equipo estará diseñado para un vacío total o protegido por un alivio 
de vacío. Se hace referencia a API Std 521 o ISO 23251 para obtener más orientación. 
 

V.1.1.1.5.8 Temperatura máxima de diseño 
 
Cuando la temperatura máxima de funcionamiento pueda determinarse con precisión y la fuente de calor 
pueda dispararse de forma fiable, esta temperatura más un margen de 15 °C debe utilizarse como 
temperatura máxima de diseño. Por ejemplo, esto puede aplicarse al uso de la temperatura del yacimiento 
más 15 ºC como temperatura máxima de diseño para las instalaciones de entrada de la plataforma. 
 
Cuando la temperatura máxima de funcionamiento no pueda calcularse con precisión, la temperatura 
máxima de diseño debe determinarse añadiendo 30 °C a la temperatura normal de funcionamiento. En el 
caso de los equipos que funcionen en condiciones ambientales, sin blindaje y expuestos al sol, se tendrá 
en cuenta la radiación solar. Se puede suponer como punto de partida una temperatura corporal negra de 
80 ºC (HOLD 1). 
 
Una función de apagado a alta temperatura, de acuerdo con ISO 10418 o API RP 14C, puede limitar la 
temperatura máxima de funcionamiento. Debe incluirse un margen para determinar la temperatura de 
diseño, a fin de tener en cuenta el tiempo de respuesta del elemento de temperatura (mínimo 5 ºC). 
 
Se debe tener cuidado de no definir una temperatura de diseño más alta que la requerida, ya que puede 
afectar la selección del material, la clasificación de la clase de presión y el diseño. La consideración de las 
temperaturas máximas de diseño incluirá todas las operaciones de arranque y parada, el enfriamiento y el 
calentamiento. 
 
Los recipientes e instrumentos sujetos a la salida de vapor deberán estar diseñados para que coincidan la 
temperatura y la presión durante la operación de salida de vapor. 
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Sistemas de compresores. 
 
La temperatura máxima de funcionamiento en la descarga de un compresor se determinará de la siguiente 
manera: 
 
 Cuando no se dispone de una curva del compresor: 15 ºC por encima de la temperatura del punto de 

diseño prevista para permitir una menor eficiencia y una mayor relación de presión en condiciones de 
sobretensión del compresor. 

 Cuando la curva del compresor está disponible: la temperatura en condiciones de sobretensión y la 
velocidad máxima del compresor para casos normales y de arranque. 

 Para determinar la temperatura máxima de diseño se utilizará lo siguiente: 
 Agregue 15 ºC a la temperatura máxima de funcionamiento para permitir márgenes en las curvas del 

compresor y para el desgaste, lo que reduce la eficiencia con el tiempo. 
 Añadir 10 ºC como margen adicional. 

 
Las temperaturas máximas de diseño también deben tener en cuenta las pruebas de rendimiento y/o la 
puesta en marcha de fluidos de operación, por ejemplo, el nitrógeno en los compresores. 
 
Intercambiadores de calor. 
 
Para todos los intercambiadores de calor, ambos lados deben tener la misma temperatura máxima de 
diseño determinada por la temperatura máxima de diseño para el más caliente de los fluidos. 
 

V.1.1.1.5.9 Temperatura mínima de diseño 
 
La temperatura mínima de diseño determina los requisitos para las características de baja temperatura del 
material, y debe ser la más estricta de las siguientes: 
 
 Temperatura mínima de funcionamiento (obtenida durante el funcionamiento normal, la puesta en 

marcha, la parada o las alteraciones del proceso) con un margen de 5 ºC. 
 La temperatura ambiente mínima, la temperatura más baja debe basarse en los datos meteorológicos 

disponibles y los factores de seguridad deben seleccionarse en función de la calidad de dichos datos 
meteorológicos. 

 Temperatura mínima durante la despresurización con un margen de 5 ºC. Los cálculos de temperatura 
incluirán, como mínimo, la transferencia de calor entre el fluido y el recipiente, y se utilizarán las 
condiciones de partida más conservadoras para la despresurización. 

 
La temperatura mínima de diseño puede limitarse iniciando la despresurización a una temperatura superior 
a la temperatura ambiente mínima. Si se implementa, esto estará sujeto a la que recomiende el proveedor 
y apruebe el operador y se abordará formalmente en la documentación adecuada que se compartirá con 
el equipo de operaciones. 
 

V.1.1.1.5.10 Criterios de diseño criogénico 
 
Todos los segmentos de tuberías en servicio de GNL deben tener una válvula de alivio térmico o un camino 
abierto a un volumen de expansión más grande para permitir la expansión térmica del GNL vaporizado si 
se bloquea durante el aislamiento del sistema. Sin embargo, esto no es relevante para los segmentos 
cerrados debido a un mal funcionamiento de las válvulas, solo cuando el automático puede causar el cierre 
de volumen. Los volúmenes que se pueden cerrar manualmente deben poder drenarse y/o ventilarse. El 
equipo y las tuberías de GNL deben tener disposiciones para enfriar el sistema antes de la operación 
normal. Estas disposiciones incluirán pequeñas válvulas de derivación alrededor de las principales válvulas 
de aislamiento de GNL para permitir que las tuberías y los equipos aguas abajo se enfríen gradualmente a 
la temperatura criogénica, evitando la ebullición violenta o las condiciones de estrés térmico excesivo. 
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V.1.1.1.5.11 Respiraderos y desagües criogénicos 
 
La filosofía es que no debe haber extremos abiertos en el sistema de tuberías. Todos los respiraderos, 
desagües y puntos de muestreo deben estar cegados cuando no se utilicen. En la medida de lo posible, 
las líneas de líquido se dispondrán sin trampas de líquido y se permitirá el autodrenaje a los tanques de 
guarda temporal de almacenamiento de GNL. Cuando el autodrenaje sea imposible, se deben instalar 
válvulas y líneas de drenaje para permitir que el líquido restante se drene en los tanques de guarda temporal 
de almacenamiento de GNL. 
 

V.1.1.1.5.12 Drenaje de mantenimiento y despresurización 
 
Por lo general, los sistemas de drenaje deben estar diseñados para recoger y transportar de forma segura 
los fluidos de proceso residuales, los derrames de líquidos de hidrocarburos, los derrames de productos 
químicos y cualquier otro derrame peligroso o contaminante a un lugar de eliminación adecuado, teniendo 
en cuenta la protección del personal, las instalaciones, el equipo y el medio ambiente. 
 
La filosofía primaria de drenaje será que no se envíen grandes cantidades de hidrocarburos a un sistema 
de drenaje. Por lo tanto, siempre que sea posible, los fluidos deben drenarse y enjuagarse de las 
instalaciones de proceso a través de la ruta normal del proceso antes del drenaje al sistema de drenaje 
correspondiente. 
 
Sistema de drenaje cerrado. 
 
Por lo general, se dispondrá de sistemas de drenaje cerrados para la manipulación y recuperación de 
fluidos de proceso peligrosos y/o contaminantes que no sean posibles de drenar por la vía del proceso. Se 
considerarán los siguientes sistemas de drenaje cerrados: 
 
 Desagüe cerrado de hidrocarburos. 
 Drenaje de aminas (líquido valioso, peligro para la piel/los ojos, riesgo biológico). 
 Desagüe cerrado en frío (gases líquidos secos y fríos que no se solidifican a temperatura de GNL). 
 Drenaje de refrigerante (drenaje de refrigerante mixto). 
 Drenaje del medio refrigerante. 
 Tanque colector 
 
Sistema de drenaje peligroso abierto. 
 
El sistema de drenaje peligroso abierto ubicada en la parte superior es para manejar derrames de proceso 
incluidos derrames, desbordamiento de líquidos y sólidos de cajas de drenaje, bandejas de goteo de 
equipos y áreas con diques. Este drenaje no está conectados a los sistemas de drenaje de agua de lluvia, 
agua de incendios, agua de lavado. El agua de los diluvios y el agua de las lluvias intensas deben dirigirse 
al mar a través de las líneas de desbordamiento de las cajas de drenaje o de las líneas de desbordamiento 
de los sellos contra incendios. 
 
Sin embargo, el requisito de un sistema de drenaje abierto no se aplica a los gases líquidos a baja 
temperatura que no son compatibles con la recolección en un sistema de tuberías cerradas. Estos fluidos 
se recogerán y/o se conducirán por la borda al mar. Desde el punto de vista ambiental, la eliminación de 
estos vertidos al mar es aceptable, ya que estos fluidos se evaporarán completamente a temperatura 
ambiente y no dejarán residuos de petróleo. 
 
Los fluidos no peligrosos que no estén conectados a un sistema de drenaje cerrado (por ejemplo, agua de 
mar, consumidores de medios refrigerantes más pequeños) se drenarán normalmente a través de una 
bandeja de goteo o de una zona con recogida para abrir el desagüe. 
 
En algunas circunstancias, los líquidos de hidrocarburos no volátiles se pueden drenar para abrir un 
desagüe peligroso a través de una bandeja de goteo o un área de contención: 
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 El drenaje no forma parte de la operación rutinaria, solo el mantenimiento no esperado. 
 Pequeños volúmenes. 
 
Los segmentos pequeños con amina o glicol (soluciones de agua) donde el volumen del segmento se 
puede manejar de manera segura mediante drenaje a cubos pueden omitir la conexión de drenaje cerrada 
con tubería dura. Bandeja de goteo o área de cubos con conexión al sistema de drenaje abierto que se 
instalará: 
 
 Líquido escurrido que se debe recoger (en cubo, bandeja o lata) que se puede transportar de forma 

segura (en latas) para su eliminación segura. 
 Los derrames menores se pueden lavar para abrir el sistema de drenaje. 
 
Drenaje abierto. 
 
El sistema de drenaje abierto de la parte superior debe manejar drenajes de proceso (que no estén 
conectados al drenaje frío y al drenaje de aminas), agua de lluvia, agua de incendios, agua de lavado, 
incluidos derrames y desbordamiento de líquidos y sólidos de cajas de drenaje, bandejas de goteo de 
equipos y áreas de diques. El agua de los diluvios y el agua de las lluvias intensas deben dirigirse al mar a 
través de las líneas de desbordamiento de las cajas de drenaje o de las líneas de desbordamiento de los 
sellos contra incendios. 
 
Todos los equipos de proceso que contengan líquidos peligrosos deben estar equipados con bandejas de 
goteo (o áreas de diques). 
 
Los desagües abiertos deben ser cabezales encaminados al tanque de drenaje en el casco. Si es 
necesario, los desagües abiertos se pueden separar en dos cabezales diferentes, uno para fluidos no 
peligrosos y otro para fluidos peligrosos. Además, se tendrá en cuenta la clasificación de la zona. 
 

V.1.1.1.5.13 Bombas 
 
Los requisitos de diseño del proceso para las bombas se indican en las siguientes secciones. 
 
Requisitos generales. 
 
 La selección del tipo de bomba y los materiales de construcción deben ser adecuados para el servicio. 

Para el servicio criogénico, las bombas deben estar diseñadas para soportar tensiones (incluidas las 
tensiones mecánicas y térmicas) debidas a cambios de temperatura de ambiente a criogénica. 

 Se debe incluir un margen para la caída de presión a través de los filtros de succión temporales o los 
filtros instalados permanentemente como se especifique en el P&ID (Diagrama de diagrama de tuberías 
e instrumentación DTI). 

 Cuando se requiera la reducción de la capacidad nominal, se proporcionará un by-pass de flujo mínimo 
para cumplir con el flujo mínimo especificado por el proveedor. En ausencia de datos del proveedor, se 
utilizará un valor de caudal mínimo del 30% del caudal nominal. En el caso de las bombas paralelas, se 
implementará una línea de caudal mínimo por bomba. 

 
Todas las bombas deben estar provistas de válvulas de aislamiento del lado de succión y descarga y una 
válvula de retención del lado de descarga, a menos que se indique lo contrario. Se deben proporcionar 
carretes para facilitar la extracción de la bomba y el filtro de succión temporal. Las bombas estarán provistas 
de un manómetro en las líneas de descarga. 
 

V.1.1.1.5.14 Compresores 
 
Se requieren los siguientes requisitos de diseño de proceso: 
 
 La tubería de succión debe estar diseñada para ser autodrenante de regreso al tambor de succión y sin 

bolsillos. 
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 Se tendrá en cuenta la clasificación del sistema de aspiración en las condiciones de descarga y el uso 
de la especificación de tubería adecuada en caso de que haya un caso en el que la presión de 
compensación en el momento de la parada sea lo suficientemente alta como para justificarlo. 
Alternativamente, se puede proporcionar una válvula de alivio para proteger contra esto o el diseño del 
compresor en sí puede ser tal que excluya específicamente dicha condición. 

 El compresor centrífugo debe tener un sistema de protección contra sobretensiones. Para el 
desplazamiento positivo, se requerirá protección contra la descarga del compresor y/o la presión de 
succión. 

 Todos los compresores deben tener una indicación local de su presión y temperaturas de succión y 
descarga (así como remota en el sistema de automatización integrado). 

 Por lo general, los compresores estarán provistos de un respiradero y un desagüe o de instalaciones 
para ventilar y drenar los puntos altos y bajos. 

 Los filtros temporales (aprobados por el fabricante) deben instalarse en la línea de succión. 
 

V.1.1.1.5.15 Intercambiadores de calor 
 
o, Se utilizarán como base las siguientes temperaturas mínimas de aproximación para el diseño de los 
intercambiadores de calor (pueden utilizarse temperaturas más altas si no son sensibles al rendimiento): 
 
 Carcasa y tubo HEX >=10 ºC. 
 Circuito impreso HEX Nada menos que 5 ºC. 
 Placa HEX Nada menos que 3 ºC. 
 Aleta de placa HEX No menos de 2 ºC. 
 
Las desviaciones de lo anterior pueden ser aceptables si los cálculos de diseño rigurosos (o los diseños de 
los proveedores) demuestran que un enfoque mínimo más estricto no está dando lugar a un sobrediseño 
excesivo. 
 

V.1.1.1.5.16 Válvula de control 
 
La caída de presión del diseño de la válvula de control debe considerar las condiciones específicas del 
proceso. Las válvulas de control en los servicios de líquidos no bombeados se especificarán teniendo 
debidamente en cuenta el sistema hidráulico en todos los modos de funcionamiento. En los servicios de 
flashing, se prestará especial atención al tamaño de la línea de entrada con respecto a minimizar el flashing 
en la válvula de control de entrada y especificar el % de flash a través de la válvula. 
 
Para las instalaciones de válvulas de control, se debe considerar un mínimo de 10 tubos de diámetro aguas 
arriba y un mínimo de 5 diámetros de tubería aguas abajo de las tuberías rectas. Esto debe tenerse en 
cuenta especialmente cuando solo se dispone de una pequeña caída de presión para la válvula de control 
y para la característica de la válvula lineal o de apertura rápida. Alternativamente, si se puede validar 
(preferiblemente con la confirmación del proveedor) que se mantiene el valor Cv requerido si no se pueden 
cumplir los requisitos de ejecución recta, se puede considerar una instalación más estricta. 
 

V.1.1.2 Diseño mecánico 
 
El propósito de este documento es definir las especificaciones del proyecto y los requisitos mínimos de 
selección de materiales para el equipo de procesamiento, tuberías e instrumentos.  
 
La filosofía de selección de materiales se basa en los requisitos de las normas DNV, ASME, ASTM y 
NACE/ISO. Los cuatro factores decisivos para la selección del material son las siguientes: 
 
 Resistencia a la corrosión (interna y externa). 
 Aplicación a baja temperatura. 
 Relación resistencia/peso elevado. 
 Material de fabricación (costo, disponibilidad, entre otros). 
 



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-12 

 

La baja temperatura de diseño crea limitaciones para la selección de materiales. Lo mismo cabe decir de 
la elevada relación resistencia/peso gracias a la estabilidad de la Unidad FLNG. 
 
La base para la selección del material también incluirá, entre otras cosas: 
 
 La vida útil de diseño de la Unidad FLNG será de por lo menos 30 años para todos los equipos y tuberías 

de la parte superior. 
 Condiciones ambientales y medioambientales especificadas en las Bases del Diseño. 
 Composición y condiciones del fluido de proceso según el balance de calor y materia de la simulación. 
 

V.1.1.2.1 Base de la corrosión interna 
 

V.1.1.2.1.1 Corrosión por bióxido de carbono (CO2) 
 
En los sistemas de procesamiento de gas natural e hidrocarburos, la tasa de corrosión general suele estar 
regida por la tasa de corrosión del CO2. Esta corrosión está causada por el CO2 disuelto en la fase acuosa 
para formar ácido carbónico, que es corrosivo para el acero al carbono. 
 
La evaluación de la corrosividad también puede requerir la evaluación de los efectos siguientes: 
 
 Agua producida y/o productos químicos de producción. 
 Contenido de oxígeno y contenido de otros agentes oxidantes. 
 Ácidos orgánicos y pH. 
 Velocidad y régimen de flujo. 
 Actividad biológica. 
 
La composición del acero y la dinámica de los fluidos también deben tenerse en cuenta como parte de la 
evaluación de la corrosividad. 
 
La velocidad de corrosión por CO2 del acero al carbono en corrientes de proceso depende principalmente 
de la presión parcial de CO2, el pH, la presencia de agua y productos de sellado y la temperatura de 
funcionamiento. Los cálculos de corrosión por CO2 pueden realizarse utilizando los modelos de predicción 
NORSOK M-506, con datos de las simulaciones del proceso. 
 
Las consideraciones generales sobre corrosión y erosión predicen la pérdida de material a lo largo de la 
vida útil de la planta. Los cálculos/consideraciones tendrán en cuenta las condiciones normales de 
funcionamiento y las concentraciones de los componentes que rigen la velocidad de corrosión (CO2, 
cloruros/sales, entre otros). Cuando no se disponga de un perfil de producción para la vida útil de la Unidad 
FLNG, se considerará la facilidad de diseño más conservadora para todos los años de producción. 
 
Dado que no se prevé la producción de arena, el efecto de la erosión de la arena no se tendrá en cuenta 
para el diseño de las tuberías de proceso de la parte superior 
  

V.1.1.2.1.2 Compatibilidad con la corrosión bajo tensión 
 
Al considerar la compatibilidad del material con respecto al agrietamiento por corrosión bajo tensión (SCC), 
la concentración máxima creíble o la presión parcial del compuesto constituirán la base de la selección. 
Esto se debe a que este mecanismo de degradación del material puede tener lugar o iniciarse también a 
partir de una exposición de corta duración. Compuestos a considerar (pero no limitados cloruros. Se tendrá 
en cuenta el margen sobre la concentración máxima. 
 

V.1.1.2.2 Base de la corrosión externa 
 
Los riesgos de corrosión externa deberán tenerse en cuenta a la hora de seleccionar los materiales. Las 
aleaciones resistentes a la corrosión (CRA) son sensibles a la corrosión por fisuras y picaduras y al 
agrietamiento por corrosión bajo tensión por cloruros (CSCC) cuando se utilizan fuera de los límites de 
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temperatura establecidos. Los aceros inoxidables y las aleaciones de aluminio deben ser adecuados para 
entornos marinos, por ejemplo, el acero inoxidable 304 no debe utilizarse en zonas expuestas. 
 
En la actualidad, la temperatura de diseño del proceso se ha utilizado como criterio para la selección de 
materiales, en lo que respecta a la corrosión externa. Sin embargo, las consecuencias de las temperaturas 
del cuerpo negro deben investigarse más a fondo en una fase de ingeniería posterior, que suele aplicarse 
a las zonas expuestas a la luz solar directa. 
 
Los materiales pueden utilizarse a temperaturas máximas de funcionamiento más elevadas en 
instalaciones marinas dentro de zonas con control total de calefacción, ventilación y aire acondicionado 
(HVAC). Las aleaciones a base de níquel y titanio no tienen límites de temperatura establecidos en entornos 
marinos, pero se reconoce que son más resistentes que los aceros inoxidables. 
 

V.1.1.2.2.1 Corrosión por picaduras 
 
La corrosión del acero inoxidable suele manifestarse como corrosión por picaduras. Las propiedades de 
los aceros inoxidables dependen del proceso de pasivación, es decir, de la formación de una capa de óxido 
de cromo en la superficie. En la mayoría de las circunstancias con oxígeno presente, la capa de cromo se 
reformateará si resulta dañada. Sin embargo, si el suministro de oxígeno es limitado, por ejemplo: en grietas 
y bajo contaminaciones superficiales o en presencia de cloruros, la capa de óxido de cromo no podrá volver 
a formarse. La zona dañada se vuelve anódica en comparación con la superficie circundante, lo que 
provoca un ataque de corrosión concentrado. 
 
Se supone que la corrosión por picaduras y grietas puede producirse en los CRA a temperaturas inferiores 
a las indicadas. Puede aplicarse un revestimiento para evitar dicha corrosión. Esto es especialmente fácil 
bajo el aislamiento y bajo los soportes y abrazaderas de las tuberías. 
 

V.1.1.2.2.2 Agrietamiento por corrosión bajo tensión por cloruros 
 
El agrietamiento por corrosión bajo tensión determina un fenómeno en el que el efecto conjunto del entorno 
corrosivo y las tensiones de tracción provocan la rotura del material de modo frágil. 
 
El agrietamiento por corrosión bajo tensión puede producirse en varias aleaciones en función del entorno. 
Sin embargo, lo que más preocupa en el Proyecto es el agrietamiento por corrosión bajo tensión del acero 
inoxidable 316, que se utiliza ampliamente. 
 
El agrietamiento por corrosión bajo tensión por cloruros es más pronunciado en los aceros inoxidables 
austeníticos, pero hay informes de SCC en dúplex 22 Cr (cromo). En cuanto a la corrosión por picaduras, 
la SCC está vinculada a la temperatura. el acero inoxidable 316 se considera seguro por debajo de 55-60 
ºC aproximadamente. No se han registrado casos de SCC por debajo de 0 ºC. 
 
El agrietamiento por corrosión bajo tensión por cloruros (SSC) puede ir acompañada de óxido superficial, 
pero la SCC en desarrollo es difícil de detectar mediante inspección visual. La mayoría de los casos de 
SCC están relacionados con la corrosión bajo el aislamiento (térmico) cuando se evapora el agua 
condensada o el agua de mar del aislamiento con fugas. La evaporación del agua hace que la 
concentración de cloro aumente hasta niveles peligrosos. El problema suele resolverse pintando la 
superficie de la tubería bajo el aislamiento. 
 
En el caso de tuberías no aisladas que no estén expuestas al rocío marino y que funcionen a temperaturas 
superiores al punto de rocío, se experimentan pocos problemas, ya que el aire próximo a la superficie 
estará libre de agua. 
 
En condiciones normales de funcionamiento, el SCC no representará una amenaza para el equipo de 
licuefacción, ya que las temperaturas de funcionamiento de la mayoría de las tuberías son inferiores a cero. 
No obstante, deben tenerse en cuenta todos los modos de funcionamiento, incluidos los periodos de 
tránsito y mantenimiento. 
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Las condiciones reales de funcionamiento de cada sistema deben considerarse individualmente. Los tubos 
simples en condiciones criogénicas pueden funcionar en condiciones ambientales o de condensación. 
 
En cuanto a la corrosión por picaduras, las consecuencias de la temperatura del cuerpo negro deben 
evaluarse en la siguiente fase. Las acciones típicas para superar el problema pueden ser: 
 
 Pintura. 
 Aluminio pulverizado térmicamente, TSA. 
 Sustitución por un grado superior, principalmente 22 Cr Duplex. 
 
En general, se considera que las aleaciones a base de níquel, titanio y cobre son inmunes a la CSCC en 
entornos marinos. 
 

V.1.1.2.2.3 Corrosión galvánica 
 
Los materiales disímiles acoplados entre sí pueden dar lugar al desarrollo de corrosión galvánica. Por lo 
tanto, se hará una selección de materiales coherente en la medida de lo posible. Las medidas para evitar 
la corrosión galvánica deben evaluarse en cada facilidad y cumplirán los requisitos de la norma ISO 21457. 
Además, se aplican las siguientes directrices: 
 
 Se acepta el acero al carbono pintado frente al acero inoxidable, dependiendo del servicio. La tolerancia 

a la corrosión estándar especificada se considera suficiente en caso de que se produzca corrosión. 
 Entre los distintos tipos de aceros inoxidables y entre el acero inoxidable y el titanio no se supone que 

se produzca corrosión galvánica, ya que ambos materiales se comportarán de forma pasiva. Esto 
también es válido para el servicio de agua de mar, aunque la situación suele ser más compleja debido 
al agrietamiento inducido por hidrógeno (HIC) y a la posible fragilización del titanio. Esto debe tenerse 
en cuenta para cada facilidad. 

 Los componentes de aluminio conectados directamente a estructuras de acero al carbono en una 
atmósfera marina húmeda provocarán corrosión galvánica y deberán evitarse. 

 También debe prestarse especial atención al diseño para evitar la corrosión galvánica. Esto se aplica 
especialmente a los soportes de tuberías, la fijación de compuertas para instrumentos y cables, y los 
canales de calefacción, ventilación y aire acondicionado. 

 
V.1.1.2.3 Equipos y recipientes a presión 

 
Los materiales de los equipos de proceso deberán tener una resistencia a la corrosión igual o superior a la 
seleccionada para las tuberías de conexión. 
 
Los materiales y la fabricación de los equipos deberán cumplir los requisitos de los códigos de diseño 
aplicables. 
 

V.1.1.2.4 Maquinaria y equipos presurizados 
 
Los recipientes a presión se diseñarán normalmente de acuerdo con ASME VIII. Para los equipos 
presurizados, las condiciones in situ definen los requisitos de los materiales de la superficie mojada. Para 
los recipientes a presión en general, el acero al carbono puede utilizarse en sistemas de tuberías superiores 
cuando el índice de corrosión calculado sea inferior a los criterios definidos en la Sección 5.1. Debe 
prestarse especial atención a los equipos en los que las velocidades de los fluidos puedan inducir efectos 
erosivos, por ejemplo, para Bombas, compresores y otras máquinas rotativas. 
 

V.1.1.2.5 Intercambiadores de calor 
 
Por lo general, para los recipientes a presión de la clase de presión 600 y superiores, debe elegirse acero 
al carbono de alta resistencia para optimizar el peso. Las limitaciones de baja temperatura deben tenerse 
en cuenta en cada facilidad, si procede. 
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Cuando no pueda utilizarse acero al carbono, se seleccionarán aleaciones/materiales resistentes a la 
corrosión para la superficie mojada, ya sea como material sólido o como revestimiento/soldadura 
superpuesta. 
 
En caso de que se utilice un revestimiento/soldadura, es necesario tener en cuenta la corrosión, ya que 
puede producirse corrosión externa. 
 
El revestimiento para la protección contra la corrosión interna no debe utilizarse, en general, excepto para 
el servicio de agua de mar. 
 
Los materiales / calidades de los acabados de las máquinas y los materiales de los tubos / placas de los 
intercambiadores de calor pueden desviarse de la selección principal. Sin embargo, por regla general, los 
materiales de equipamiento ofrecerán propiedades equivalentes o mejores que el material de base en 
cuanto a resistencia a la corrosión, erosión y otros efectos destructivos. 
 

V.1.1.2.6 Componentes internos del recipiente a presión 
 
Los componentes internos metálicos desmontables de los recipientes a presión serán como mínimo de 
acero inoxidable 316, a menos que este material se especifique específicamente no es compatible con el 
fluido. Este requisito también cubre los pernos, tuercas y cualquier otro accesorio metálico para instalación 
atornillada/atornillada o sujeta con abrazaderas en el interior del recipiente. Los soportes del recipiente, 
anillos, orejetas, entre otros soldados al recipiente cumplirán con el material base o revestimiento del 
recipiente. 
 

V.1.1.2.7 Selección de materiales 
 

V.1.1.2.7.1 Selección de materiales para distintos sistemas 
 
En esta sección se resumen las filosofías de selección de materiales para los distintos sistemas y los casos 
en que se tendrán en cuenta consideraciones especiales. Pueden ser necesarias excepciones debido a la 
elevada corrosión por CO2 o a las restricciones generales de temperatura.  
 
El acero al carbono se considerará rutinariamente como la elección de material primario de bajo costo para 
los componentes de equipos y tuberías de proceso y utilidad, siempre que: 
 
 La velocidad de corrosión general y la resistencia a la corrosión por picaduras y grietas, al agrietamiento 

por corrosión bajo tensión (SCC) y al agrietamiento por sulfuro bajo tensión (SSC) están dentro de 
límites aceptables. 

 El equipo, el sistema y cualquier sistema aguas abajo no se verán afectados negativamente por los 
productos de corrosión de las tuberías y/o el equipo. 

 Las consideraciones de peso no son necesarias para los materiales de tuberías de acero al carbono de 
alta resistencia o de tipo dúplex. 

 
El índice general de corrosión regirá normalmente la selección entre materiales de acero al carbono liso 
frente a materiales o aleaciones resistentes a la corrosión. La directriz general será considerar el cálculo a 
la tolerancia a la corrosión (AC) requerida para la vida útil de diseño de la instalación. Para una tolerancia 
a la corrosión de por vida será los siguientes criterios: 
 
 CA <3 mm, puede utilizarse acero al carbono con 3 mm de tolerancia a la corrosión. 
 CA >6 mm, debe utilizarse una aleación resistente a la corrosión. 
 3 <CA <6 mm, puede utilizarse acero al carbono con una tolerancia a la corrosión de 6 mm. 
 Si se requieren materiales o aleaciones resistentes a la corrosión, el orden general de preferencia por 

clase de material será el siguiente, sujeto a las limitaciones de los respectivos materiales: Acero 
inoxidable tipo 316/316L, DS (22 Cr) y TI (titanio). 
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Para líneas criogénicas, SS (acero inoxidable) 316/SS 316L debería ser la primera elección de material. La 
cámara de frío puede ser de aluminio. 
 
Sólo se introducirán otros materiales cuando se hayan estudiado su rendimiento y disponibilidad. 
 

V.1.1.2.7.2 Descripción del sistema 
 

V.1.1.2.7.2.1 Sistema 20 Sistema de estabilización de condensados y combustible líquido 
 
El servicio no es corrosivo. La principal elección de material será CS para las líneas de líquido. 
 

V.1.1.2.7.2.2 Sistema 22 Instalación de entrada y sistema de eliminación de mercurio 
 
El material principal elegido para el gasoducto seco será CS 
 

V.1.1.2.7.2.3 Sistema 23 Sistema BOG/EFG 
 
El vapor de gas de ebullición y gas de expansión final está libre de agentes corrosivos, la selección del 
material se basa principalmente en las condiciones de temperatura y el costo / disponibilidad del material. 
Por lo general, se considera que la temperatura mínima de diseño (MDT) es la temperatura más baja del 
metal coincidente con la presión de diseño o la temperatura media baja de un día, y no la temperatura del 
segmento in situ alcanzada tras la despresurización. El acero al carbono puede utilizarse hasta -20 ºC para 
CS y -46 ºC para LTCS, por debajo de esta temperatura debe seleccionarse acero inoxidable 316L / acero 
inoxidable 316. Si se selecciona otro material, se hace referencia a los límites de temperatura de la sección 
4.3. 
 
Los materiales cubiertos y revestidos no son aceptables en servicio criogénico. 
 

V.1.1.2.7.2.4 Sistema 24 Deshidratación 
 
El acero al carbón (CS) es el principal material elegido debido al bajo contenido de CO2 del sistema aguas 
abajo de la AGRU. 
 

V.1.1.2.7.2.5 Sistema 25 Sistema de eliminación de HHC 
 
El CS es el principal material elegido para el sistema de eliminación de HHC 
 

V.1.1.2.7.2.6 Sistema 26 Licuefacción y refrigeración 
 
Además de los riesgos de corrosión y las propiedades mecánicas, incluida la resistencia, también debe 
tenerse en cuenta la temperatura mínima del metal de diseño en la selección de materiales para servicios 
a baja temperatura.  
Para el Proyecto el acero inoxidable 316 L puede aplicarse en el sistema de licuefacción. Para temperaturas 
elevadas, existe el riesgo de que la temperatura de la superficie de la tubería/equipo supere los 60 ºC, por 
lo que no debe seleccionarse el acero inoxidable 316. El dúplex puede seleccionarse para temperaturas 
de hasta 80 ºC; el superdúplex y el 6Mo hasta 90 ºC. Por encima de estas temperaturas, el dúplex y el 6Mo 
deben pintarse. 
 
El acero al carbono debe evitarse en el sistema de licuefacción debido al riesgo de partículas de productos 
de corrosión que pueden empaquetar los filtros y causar daños en el equipo. Los materiales cubiertos y 
revestidos no son aceptables en servicio criogénico. 
 
El aluminio es aplicable en servicio criogénico y puede seleccionarse como piezas para la cámara fría. 
 
Para el aluminio debe prestarse atención a las conexiones galvánicas. 
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En la medida de lo posible, las tuberías de proceso deben estar totalmente soldadas. Las bridas se evitarán 
en la medida de lo posible en todas las tuberías de baja temperatura. Cuando las bridas sean inevitables, 
se tendrán debidamente en cuenta los efectos de la contracción y dilatación térmicas. 
 
El material principal elegido para el refrigerante mezclado debe ser acero al carbón. 
 

V.1.1.2.7.2.7 Sistema 28 Eliminación de gases ácidos y regeneración de aminas 
 
La amina se utiliza para eliminar el H2S y el CO2 de los flujos de gas de hidrocarburos. Por lo general, los 
servicios pueden ser los siguientes: 
 
 Amina fresca: Amina no utilizada/pura, concentrada o diluida en agua. 
 Amina pobre: Amina regenerada con baja carga de gas ácido. 
 Amina rica: Amina con una importante carga de gas ácido resultante de la captación en la sección de 

absorción. 
 
No se espera que haya cloruros presentes en el servicio de aminas, y el acero al carbono será la principal 
elección de material para aminas estables y monofásicas, corrientes de gas secas y aminas ricas hasta 70 
ºC. Sin embargo, la amina rica es inestable. Las turbulencias, la alta velocidad, los destellos de vapor, el 
impacto, el flujo bifásico y la reducción de la presión y el aumento de las temperaturas tienden a provocar 
la evolución de CO2 y/o H2S con el consiguiente riesgo de corrosión general del acero al carbono. Por lo 
tanto, se seleccionará CRA para las siguientes condiciones de funcionamiento: Amina rica con temperatura 
> 70°C. Donde puede producirse corrosión por CO2 en válvulas, flujos de 2 fases y flujos de vapor húmedo 
(gas de evaporación, CO2, retorno de vapor del calderín) hasta y por encima de 60 ºC. 
 
La amina magra >110 ºC también puede mostrar corrosividad debido a la presencia de una fase de vapor 
de CO2-rieh en equilibrio con el líquido. Por lo tanto, una buena selección de materiales debe tener en 
cuenta también la parte inferior de la columna de extracción de aminas, el rehervidor y los conductos de 
alimentación y retorno de vapor del rehervidor, como aminas inestables que solicitan CRA. 
 
Para recipientes y equipos, el CRA puede aplicarse como material sólido o como revestimiento/soldadura. 
 

V.1.1.2.7.2.8 Sistema 40 Sistema de medio refrigerante 
 
El agua dulce se utiliza como medio de refrigeración y está diseñada para proporcionar refrigeración a 
todos los procesos de la parte superior, excepto a los condensadores de las turbinas de vapor, que utilizan 
agua de mar. 
 
El sistema de medio refrigerante es un sistema de circuito cerrado y se mantiene bajo presión mediante el 
recubrimiento de nitrógeno del tambor de expansión. El agua de mar se utiliza como medio refrigerante 
para este sistema. 
 
El acero al carbón es en general la principal elección de material, excepto para el agua desmineralizada, 
donde el SS 316 será la selección general de material. 
 

V.1.1.2.7.2.9 Sistema 43 Quemador húmedo y quemador frío 
 
El sistema de quemador se purga con gas inerte o gas combustible y no necesita tener en cuenta la entrada 
de oxígeno y/o atmósfera salífera. La selección general de materiales debe ser acero al carbón. 
 

V.1.1.2.7.2.10 Sistema de quemador húmedo 
 
El acero al carbón es, en general, el principal material elegido.  
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V.1.1.2.7.2.11 Sistema de quemador frío 
 
El sistema de quemador frío manejará gas criogénico y alivio líquido, por lo que es obligatorio un material 
capaz para el servicio criogénico. El acero inoxidable 316 será la opción preferida para los tubos de escape 
de alivio individual, el cabezal de quemador y el tambor de quemador. Los materiales cubiertos y revestidos 
no son aceptables en servicio criogénico. 
 
Se aplicará una selección especial de materiales para el tubo de quemador y, en particular, para la parte 
superior afectada por el calor del tubo de quemador y la punta del quemador. 
 

V.1.1.2.7.2.12 Sistema 45 Sistema de gas combustible HP y LP 
 
El acero al carbón es el principal material elegido (gas de tubería seco). 
 

V.1.1.2.7.2.13 Sistema 51 Sistema de agua de mar 
 
La selección general de materiales para agua de mar en servicio de refrigeración es GRE (Epoxi/plástico 
reforzado con fibra de vidrio). El titanio puede utilizarse como material para boquillas y tuberías de hasta 2 
pulgadas. El GRE es el material preferido para las tuberías más grandes (>2"). 
 
Las superficies de los intercambiadores de calor en servicio de agua de mar serán exclusivamente de 
titanio. Los recipientes a presión (por ejemplo, filtros de agua de mar) pueden ser de acero al carbono con 
revestimiento interior de hule. 
 

V.1.1.2.7.2.14 Sistema 53 Agua dulce, potable y desmineralizada 
 
La primera elección de material para el suministro de agua dulce, agua potable y agua desmineralizada 
será acero inoxidable SS 316.  
 

V.1.1.2.7.2.15 Sistema 55 Medio de calefacción y sistema de generación de energía 
 
Para la producción de vapor se utiliza agua desmineralizada. En general, el acero al carbono no se utilizará 
en sistemas de agua desmineralizada, excepto si se han realizado consideraciones especiales.  
 
Esto se debe a la baja conductividad del agua desmineralizada, que puede dar lugar a un alto índice de 
corrosión y a una posible contaminación del sistema de agua desmineralizada.  
 
El acero inoxidable SS 316L será la selección general de material para el agua desmineralizada. Sin 
embargo, el acero al carbono se ha considerado suficiente para el medio de calefacción y el sistema de 
generación de energía. Se inyectan productos químicos para controlar el riesgo de corrosión y 
contaminación del agua desmineralizada.  
 

V.1.1.2.7.2.16 Sistema 56 Sistema de drenaje abierto 
 
El sistema de drenaje abierto está diseñado para manejar el agua de lluvia, el agua contra incendios, el 
agua de lavado, los derrames, las fugas, entre otros en las zonas de cubierta, las bandejas de goteo de los 
equipos y las zonas delimitadas. Debe preverse el lavado tanto con agua dulce como con agua de mar.  
 
El acero al carbón con 3 mm de tolerancia a la corrosión se considera suficiente para las tuberías y 
colectores de drenaje abierto y el tambor de drenaje abierto. Los cloruros y el oxígeno estarán presentes, 
y se podrá considerar el uso de acero al carbón siempre que esté documentado que proporciona un 
beneficio significativo en el costo del ciclo de vida y que la sustitución o reparación sea técnicamente factible 
y esté diseñada durante la vida útil de la instalación  
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Se puede considerar el uso de epoxi/plástico reforzado con fibra de vidrio en los cabezales principales de 
drenaje abierto siempre que esté documentado que proporciona un beneficio significativo en el costo del 
ciclo de vida.  
 

V.1.1.2.7.2.17 Sistema 57 Sistema de drenaje cerrado 
 
El sistema de drenaje de frío / GNL manejará gas criogénico y drenaje de líquido, por lo que es obligatorio 
un material capaz para el servicio criogénico. El acero inoxidable SS 316 será la opción preferida para los 
tubos de desagüe individuales y el cabezal de desagüe. 
 

V.1.1.2.7.2.18 Sistema 63 Aire de instrumentos y aire de planta 
 
Los cabezales principales de suministro y distribución (tuberías) de aire de instrumentación/aire de la 
Unidad FLNG de la parte superior serán de acero al carbono. La distribución del aire de los instrumentos 
dentro de cada módulo tendrá en cuenta con aleaciones resistentes a la corrosión para la limpieza del 
sistema. El acero inoxidable SS 316 será la principal selección de material. Se dispondrá de filtración de 
aire en cada entrada del módulo.  
 

V.1.1.2.7.2.19 Sistema 71 Agua contra incendios 
 
El agua de mar se utiliza como aguardiente / diluvio. El material de suministro y distribución de agua contra 
incendios y diluvio será acero al carbono galvanizado en caliente.  
 
Las tuberías con este material se diseñarán con conexión de lavado, que se lavará con agua dulce después 
de cada uso.  
 

V.1.1.3 Diseño de procesos de equipo mecánico 
 
El propósito de este documento es definir las especificaciones del proyecto y los requisitos mínimos de 
selección de materiales para el equipo de procesamiento, tuberías e instrumentos.  
 

V.1.1.3.1 Buques 
 
Los siguientes son los requisitos de diseño de procesos para recipientes a presión, de acuerdo con los 
requisitos de las normas DNV, ASME, ASTM y NACE/ISO. 
 

V.1.1.3.1.1 Presión de diseño 
 
Los recipientes a presión deberán estar diseñados para soportar las condiciones máximas de presión 
interna y externa que puedan producirse durante el funcionamiento normal, la puesta en marcha, la parada 
o cualquier operación inusual, y deberán estar diseñados para el cierre de la bomba o el compresor, cuando 
proceda. Todos los recipientes a presión deben estar diseñados para vacío total. 
 

V.1.1.3.1.2 Temperatura máxima de diseño a presión de diseño 
 
Cuando existe una baja probabilidad de que las temperaturas superen la temperatura máxima de 
funcionamiento, el margen de diseño puede reducirse a 10 °C. No obstante, se tendrá en cuenta la 
radiación solar en el caso de los equipos que funcionen en condiciones ambientales, sin protección y 
expuestos al sol. Se puede suponer como punto de partida una temperatura corporal negra de 80 ºC (HOLD 
1). También se tendrán en cuenta, si procede, las condiciones de salida del vapor. Se tendrán en cuenta 
las variaciones de temperatura causadas por fallos de los equipos aguas arriba. 
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V.1.1.3.1.3 Filosofía para el dimensionamiento y selección de embarcaciones 

 
Componentes internos generales de la Unidad FLNG: 
 
 En el caso de los depuradores en los que la eliminación de líquidos es fundamental para el equipo aguas 

abajo, se aplicará un margen de diseño para evitar la inundación del desempañador. El tamaño del 
desempañador debe considerar el arrastre de líquido de menos de 0.1 USgal/MMScf. 

 Los requisitos de antivaho para los tambores de succión del compresor deben dimensionarse en función 
de la información proporcionada por el proveedor del compresor. Si no se dispone de información sobre 
el proveedor, el desempañador se diseñará para un remanente inferior a 0.1 galones EE.UU./MMScf. 

 Los desempañadores deben utilizarse para minimizar el arrastre a expansores y PFHE. 
 Por lo general, se recomiendan disyuntores o distribuidores de impulso de entrada de alimentación en 

el servicio de depuración. 
 Todas las salidas de líquido alineadas verticalmente a las succiones de la bomba o a los desagües 

deben estar provistas de un disyuntor de vórtice. 
 Las entradas en las que la velocidad pueda causar un impacto en la pared del recipiente deberán estar 

provistas de placas de desgaste reemplazables o de revestimientos protectores más gruesos cuando 
sea práctico. 

 El interior del buque deberá ser desmontable. 
 En el caso de los separadores, depuradores y columnas, los componentes internos de la transferencia 

de masa y los desempañadores deben ser del tamaño del diseño y deben ser confirmados por un 
proveedor experimentado. Normalmente, el proveedor proporcionará o confirmará el diámetro, altura 
del equipo y la altura de las secciónes que comprende el interior del equipo. 

 
V.1.1.4 Diseño eléctrico 

 
El diseño eléctrico establece las especificaciones y lineamientos de carácter técnico que deben satisfacer 
las instalaciones destinadas a la utilización de la energía eléctrica, a fin de que ofrezcan condiciones 
adecuadas de seguridad para las personas e instalaciones en lo referente a la protección contra:  
 
 Las descargas eléctricas, 
 Los efectos térmicos, 
 Las sobrecorrientes, 
 Las corrientes de falla y 
 Las sobretensiones. 
 
Cuando la Unidad FLNG esté en funcionamiento, la energía principal se suministrará mediante el 
funcionamiento combinado de dos generadores de turbina de gas (GTG), de aproximadamente 30 MWe1 
cada uno, situados en el módulo de servicios de la cubierta (M40), y cuatro generadores de motor diésel 
de doble combustible de aproximadamente 11 MWe2 cada uno, situados en el espacio de maquinaria del 
casco. 
 
Se instalará un generador de emergencia como energía de emergencia redundante e independiente, que 
alimentará el cuadro de distribución de emergencia. Cuando la alimentación principal o el cuadro de 
generadores esenciales está disponible, el cuadro de alimentación de emergencia se alimenta de la 
alimentación principal/esencial. 
 
Se suministrarán dos unidades de sistema de alimentación ininterrumpida (UPS). En funcionamiento 
normal, los UPS se alimentan de los cuadros de distribución de 690 V de la parte superior/casco, 
respectivamente. El cuadro eléctrico del generador de emergencia también alimentará las unidades UPS 
como reserva y en situaciones de emergencia. 
 
El sistema se diseñará de forma que los generadores de energía esenciales de motor diésel de doble 
combustible (generador) puedan ponerse en marcha con diésel. El sistema de arranque se alimentará 
mediante un generador de emergencia o un generador de aire de arranque específico. 
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V.1.1.4.1 Cargas totales de la Unidad FLNG y generación de energía eléctrica requerida 

 
Las cargas totales de energía eléctrica de la Unidad FLNG para los escenarios de funcionamiento normal 
revisados corresponderán al resumen de las cargas de la parte superior y del casco. Se ha añadido una 
pérdida eléctrica del 3% para cubrir las pérdidas eléctricas en transformadores, cables y cuadros de 
distribución. El valor resultante es la necesidad total de generación de energía eléctrica de la Unidad FLNG. 
 

V.1.1.4.2 Contingencia inclusiva de potencia absorbida 
 
Para tener en cuenta la incertidumbre en el diseño del proceso y la estimación del cálculo de la carga, se 
añade una contingencia. En general, la contingencia es del 10%, pero en el caso de las grandes cargas, 
para las que se han hecho consideraciones más precisas, la contingencia se ha reducido al 5%. 
 
Se especifica la eficiencia eléctrica de los motores eléctricos (valores típicos) para calcular la potencia 
eléctrica correspondiente. La eficiencia se debe considerar típica en este nivel de diseño. Las cargas 
resistivas tienen un rendimiento del 100%. Para los elementos de recolección (cargas múltiples), la 
eficiencia no tiene ningún significado, sin embargo, se ha especificado como 100% a efectos de cálculo. 
 

V.1.1.4.3 Potencia nominal de los motores 
 
La potencia nominal máxima de los motores se ha estimado en función de la potencia absorbida, incluida 
la contingencia. Se aplica un margen para motores: 
 
 20% para bombas de arranque DOL (directo en línea). 
 10% para bombas y compresores VFD (variador de frecuencia). 
 
Para motores de hasta 375 kW, se ha partido del tamaño estándar del bastidor y la potencia nominal según 
CENELEC EN 50347 (redondeada al tamaño estándar más próximo). En el caso de motores más grandes, 
se parte de diseños personalizados, y la potencia nominal se redondea una vez aplicado el margen del 
motor. 
 

V.1.1.4.4 Tipos de carga 
 
Las cargas se especifican como un número de unidades (multiplicador) de una o más de las siguientes 
categorías: 
 
 Activa: La carga está siempre en funcionamiento durante la operación normal. 
 Intermitente: La carga está activa durante periodos limitados durante el funcionamiento normal, en 

paralelo con otras cargas activas. 
 En espera: La carga está en espera y, por lo general, no está activa durante el funcionamiento normal. 

Categoría utilizada normalmente para cargas de reserva (redundantes). Se deben prever breves 
periodos de funcionamiento en paralelo en relación con el cambio. El compresor de gas de expansión 
final de reserva no se incluirá en esta carga porque siempre será necesario arrancar el generador de 
energía adicional antes de intentar arrancar el compresor de gas de expansión final en espera. 

 
La potencia eléctrica total de la Unidad FLNG para los escenarios de Caso Operativo Base y Alternativo 
puede proporcionar energía suficiente para mantener el proceso en funcionamiento. 
 
En caso de pérdida del generador más grande en funcionamiento, hay que tomar medidas para mantener 
los procesos de la Unidad FLNG en marcha sin que se produzcan desconexiones ni apagones. Algunas de 
las soluciones propuestas que se deben tener en cuenta son los siguientes: 
 
 Implantación de un sistema de almacenamiento de energía en baterías (BESS): Este sistema debe estar 

diseñado para poder suministrar energía hasta que los generadores en espera se pongan en marcha y 
sean capaces de asumirla. Hay que tener en cuenta que en el caso base, con un turbogenerador y un 
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motor diésel de doble combustible (generador) en funcionamiento, el BESS se tendría que dimensionar 
para asumir la carga de la turbina de gas que se dispara. 

 Modificación de la generación de energía eléctrica mediante el uso de solo 6 x Motor diésel de doble 
combustible (generador) y eliminar los turbogeneradores de la parte superior. Se espera que esta 
solución reduzca la potencia instalada y, por tanto, los gastos de capital, pero aumente las necesidades 
de mantenimiento. Además, las emisiones de NOx serán superiores a las del funcionamiento con un 
GTG, a menos que se instalen depuradores. Las emisiones de CO2 deberían reducirse en comparación 
con el caso base actual. Por otro lado, la eficiencia (es decir, el consumo de combustible) de los motores 
marinos de combustible dual (DFDE) es mejor que la de los generadores de turbina de gas y, en caso 
de perder el generador más grande, los requisitos del sistema BESS para mantener el proceso de 
producción en marcha son mucho menores, y el BESS se debería diseñar para una potencia mucho 
menor que la que se necesitaría en el caso operativo básico.  

 
V.1.1.4.5 Generadores principales (HOLD 4) 

 
La generación principal de energía eléctrica consistirá en 2 conjuntos de generadores de turbina de vapor 
(STG) o generadores de turbina de gas (GTG) junto con 3 paquetes de generadores esenciales de motores 
marinos de combustible dual (DFDE) para cumplir con los requisitos de carga definidos. La capacidad 
instalada de generación de electricidad deberá ser suficiente para cubrir todos los escenarios de 
funcionamiento de carga normal y máxima definidos durante las duraciones definidas. 
 
Los generadores se conectarán en una configuración que optimice la disponibilidad y operatividad de la 
generación de energía. El modo de funcionamiento predeterminado del sistema de generación de energía 
será con los tres generadores de turbina de vapor utilizados para la generación de energía. Los DFDE 
estarán apagados y desconectados, pero en modo de espera caliente mantenido. 
 
Este dimensionamiento de los generadores de turbina de vapor se seleccionará de modo que, en el raro 
caso de que se dispare el generador más grande, el sistema de alimentación, respaldado por la energía 
almacenada en el sistema de almacenamiento de energía de la batería (HOLD 6), pueda satisfacer todas 
las necesidades de energía sin necesidad de deslastre de carga y proporcionar tiempo suficiente para 
poner en marcha los generadores DFDE de reserva. Los motores DFDE deben considerarse como 
generadores esenciales. 
 

V.1.1.4.6 Sistema de almacenamiento de energía en baterías 
 
Se considera que el sistema de almacenamiento de energía en batería (BESS) proporciona la energía 
necesaria después de un disparo del generador y evita que la frecuencia caiga más allá de los límites. La 
capacidad de la batería estará diseñada para: 
 
 Proporcionar la energía faltante después de un disparo del generador para mantener la red eléctrica 

estable y dentro de los límites requeridos por las regulaciones/especificaciones. 
 Mantenga al menos 5 minutos, de modo que los DFDE que se mantienen en modo de espera en caliente 

puedan iniciarse de manera controlada (es decir, en modo normal y no en modo de respaldo) y se hagan 
cargo de la alimentación de energía de la batería. 

 
Normalmente, el BESS se conectará a la centralita de 11 kV (6,6 kV). 
 

V.1.1.4.7 Sistema de administración de energía 
 
El sistema de administración de energía (PMS) está monitoreando y controlando el sistema de energía en 
la Unidad FLNG. El de administración de energía es una parte integrada del Sistema Integrado de Control 
y Seguridad (ICSS). El sistema de administración de energía tiene una pantalla HMI separada que refleja 
la línea única de la red eléctrica, lo que permite el control (comandos de apertura/cierre), el monitoreo de 
estado/alarma y la medición de corriente/voltaje para todos los interruptores principales del sistema. Por 
disyuntores principales se entienden los interventores de la centralita, los alimentadores y los disyuntores 
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de amarre de bus. La sincronización y carga del generador también se puede controlar desde la pantalla 
HMI. 
 

V.1.1.4.8 Descripción del generador de emergencia 
 
Se instalará un motor de combustible diésel y se utilizará como generador de emergencia. Deberá tener 
potencia suficiente para hacer funcionar simultáneamente desde el cuadro de maniobra de emergencia los 
siguientes equipos: 
 
 Bombas contra incendios de emergencia. 
 Automatización a través de UPS. 
 Alumbrado de emergencia. 
 Detección de fuego y gas. 
 Equipos de comunicación a través de UPS. 
 Sistema de megafonía a través de UPS. 
 Equipo principal para la recuperación de buques muertos. 
 Una bomba de transferencia de GNL (Bodega 5). 
 Transformador de aislamiento de cocina/despensa. 
 Rastreo crítico. 
 
El sistema generador de emergencia estará funcionalmente separado y autónomo del sistema de energía 
principal. El generador de emergencia deberá poder ponerse en marcha en cuestión de segundos y 
funcionar durante un mínimo de 18 horas a su máxima capacidad. 
  
Los sistemas auxiliares para arrancar y operar el generador de emergencia deben estar provistos en la sala 
del generador de emergencia según lo requerido por la Clase. 
 
Todos los consumidores que necesiten energía de emergencia y funcionen después de la pérdida de 
energía normal se conectarán a los cuadros de distribución de emergencia. 
 

V.1.1.4.9 Sistema de alimentación ininterrumpida (SAI) 
 
El Sistemas de alimentación ininterrumpida se ubicará en una sala separada. La carga se suministra desde 
el cuadro de distribución de emergencia para sistemas de emergencia. El suministro de derivación es del 
sistema de alimentación normal. 
 
Los UPS se proporcionan para servicios de emergencia y servicios que no son de emergencia que 
requieren un suministro continuo de energía de CA o CC en caso de falla de la energía principal, apagón o 
perturbaciones eléctricas. Los equipos sensibles a las perturbaciones eléctricas (por ejemplo, transitorios 
de tensión y distorsión armónica) deben considerarse suministrados desde el SAI. 
 
La alimentación del SAI se proporciona para los siguientes servicios: 
 
 Sistemas de seguridad (consumidores de emergencia). 
 Sistemas de control. 
 Sistema PAGA. 
 Sistemas de telecomunicaciones. 
 El sistema de comunicación es crítico. 
 Luces de obstrucción (se suministrarán desde el paquete de batería autónomo). 
 Voltaje de control del disyuntor. 
 Luces de señalización para la instalación (U-lights). 
 Iluminación de escape. 
 
Cada SAI deberá estar provisto de instalaciones para la prueba de la capacidad de la batería, incluido el 
registro de los valores de prueba y la alarma remota o la indicación de estado. El fabricante deberá realizar 
un análisis para demostrar la disponibilidad y fiabilidad del SAI. 
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El UPS debe tener 2 alimentadores (un alimentador del sistema principal y otro del sistema de energía de 
emergencia). Se activará la alarma en caso de que falle alguno de los alimentadores del UPS. El sistema 
UPS alimentará a los consumidores críticos, como los sistemas de control críticos y los voltajes de control, 
desde dos fuentes de alimentación UPS independientes y redundantes. Dichos consumidores dispondrán 
de dos fuentes de alimentación redundantes. Las fuentes de alimentación redundantes no deben contener 
elementos de falla de modo común. En caso de pérdida de la fuente de alimentación principal, el 
desplazamiento entre la fuente de alimentación normal y la fuente de alimentación de emergencia se 
realizará automáticamente para cada UPS. El alumbrado de evacuación no será redundante.  
 
Cada sección del tablero de distribución principal de UPS está equipada con detección de falla a tierra y 
alarma común remota en ICSS. El sistema de detección de fallos a tierra será, como mínimo, de un tipo 
que permita la localización manual de fallos en cada circuito de salida. 
 
La selección y coordinación de los dispositivos de protección garantizan la selectividad en todos los modos 
de funcionamiento. Las baterías de emergencia deberán tener la capacidad de suministrar energía de 
emergencia durante un período mínimo de 30 minutos, o el tiempo necesario para ejecutar la 
despresurización de emergencia, el que sea más largo. 
 

V.1.1.4.10 Equipos eléctricos 
 
La disposición del equipo eléctrico en toda la Unidad FLNG debe ser tal que proporcione un acceso fácil y 
seguro a las piezas para su inspección, mantenimiento y reparación. 
 
El equipo eléctrico y el material utilizado serán, en general, de tipo/uso marino, de lo contrario se tendrá 
especial cuidado en garantizar la fiabilidad y la seguridad del equipo. 
 
Las instalaciones y los equipos eléctricos destinados para utilizar en zonas peligrosas deberán contar con 
la certificación Ex de equipos adecuados para los requisitos de la zona. 
 
El equipo eléctrico debe ubicarse e instalarse de tal manera que no esté expuesto al riesgo de lesiones 
mecánicas o daños por agua, vapor, aceite o calor excesivo. Cuando se exponga a tales riesgos, el equipo 
deberá estar adecuadamente construido, cerrado o protegido de acuerdo con los requisitos de la clase. 
 

V.1.1.4.11 Área de riesgo eléctrico 
 
Marina y casco. En el caso de los sistemas marinos, de casco y de torreta, se aplican las siguientes reglas 
y normas para la definición de zonas peligrosas mediante un enfoque simplificado: 
 
 IEC 60092-502 [1]. 
 BV NR542 [2] Sección 12 Tabla 1 – Descripción de los espacios y zonas peligrosas. 
 BV NR445 [3] Parte C Capítulo 4 Sec 3 §1.1 – Áreas peligrosas. 
 API RP 505 [4] Figura 90 – Unidad flotante de producción, almacenamiento y descarga (FPSO) típica y 

sección 12.2.1. 
 
Las zonas peligrosas se han marcado en el Arreglo General para sistemas marinos y de casco, y están 
disponibles en el plano: RRM-2400668-2-DWG-01 RevB – Clasificación de Áreas Peligrosas. 
 
Para la clasificación de zonas peligrosas en la parte superior, se propone seguir la metodología detallada 
de la norma EN 60079-10-1, que tiene en cuenta las características del fluido, las fuentes de liberación, los 
grados de liberación, la tasa de dilución.  
 
Las áreas peligrosas se han marcado para los equipos principales en los diferentes diseños de la 
plataforma de proceso en los módulos M10, M20 y M30 (Proceso, Mezzanine, Weather Deck, PSV deck) 
para los sistemas de la parte superior, y están disponibles en los planos: RRM-2400668-2-DWG-02/03/04 
Rev B – Clasificación de Áreas Peligrosas. 
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V.1.1.5 Diseño de sistema de quema, alivio, venteo y purga 

 
El objetivo de este documento es describir las bases de diseño y proporcionar los requisitos mínimos para 
el alivio y la purga seguros de la parte superior de las instalaciones: 
 
 Garantizar que el diseño de los quemadores no produzca niveles inaceptables de radiación térmica en 

los equipos y el personal. Los valores máximos de radiación se ajustarán a la norma API RP521. 
 Orientar sobre la base del dimensionamiento y la ubicación de los quemadores. 
 Explicar los principios de la estrategia de despresurización y el concepto de diseño del sistema de 

despresurización. 
 
El sistema de quemador deberá permitir la eliminación segura de los gases residuales cuando se venteen 
o quemen sin superar los límites de exposición permisibles para la radiación térmica y las sustancias 
peligrosas para la salud establecidos por los requisitos de la clase y las normas internacionales 
reconocidas. Durante las operaciones normales, no se permitirá la quema en quemador ("principio de no 
usar quemador"). 
 
El caso base de diseño para el alivio es la quema. No obstante, el diseño debe ser tal que, como alternativa, 
se pueda utilizar un venteo seguro para el alivio a través de la chimenea del quemador. La dispersión de 
gas procedente de las operaciones de venteo no afectará negativamente a la Unidad FLNG ni al personal 
y no dará lugar a una superación de los límites aceptables de concentraciones de gas inflamable. 
 

V.1.1.5.1 Sistema de quemador 
 
El sistema de quemador es un sistema de seguridad integrado que principalmente mantendrá las 
condiciones de seguridad en las instalaciones de producción en caso de que se produzca algún trastorno 
que requiera la evacuación segura del inventario de hidrocarburos presurizado e inflamable o de otros 
compuestos peligrosos. 
 
El sistema de quemador, mediante la evacuación segura de las existencias peligrosas de las instalaciones 
de proceso, reducirá el riesgo de que incidentes localizados, como incendios o fugas de gas, escalen y se 
conviertan en escenarios graves. Además, el sistema de quemador, al evacuar el inventario peligroso, 
eliminará la tensión física de los sistemas y garantizar que la integridad estructural de las instalaciones de 
proceso se mantiene lo suficiente para que pueda llevarse a cabo una evacuación segura del personal en 
caso necesario. 
 
El sistema de quemador también deberá ser capaz de evacuar los gases peligrosos del proceso en caso 
de perturbaciones relacionadas con el proceso y en caso de períodos de exceso de producción de gas 
causados por cambios en las condiciones operativas. 
 
Para garantizar la protección de todo el sistema de la mejor manera posible, el conjunto del sistema de 
quemador debe situarse, siempre que sea práctico, en la parte de aguas arriba, es decir, donde se produce 
la presión más alta, y lo más cerca posible de la fuente de sobrepresión. 
 
Existen dos principios fundamentales para evacuar el gas a presión de los sistemas de proceso, a través 
del sistema de quemador: 
 
a. Alivio de presión, es donde normalmente se impide que se supere una presión máxima para un 

determinado equipo de proceso durante cualquier escenario creíble. El exceso de gas se libera a través 
de un dispositivo de alivio de presión (PRD), normalmente una válvula de seguridad de presión (PSV). 
El alivio de presión se utiliza habitualmente como segunda y última barrera de seguridad para mantener 
la integridad del equipo durante las subidas de tensión. 

b. La despresurización consiste en aislar los distintos equipos de la zona de proceso de otras partes del 
proceso y despresurizarlos hasta el sistema de quemador. Se trata más bien de una acción preventiva 
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para reducir el riesgo de que un incendio o una fuga de gas relativamente inocentes se conviertan en 
un escenario más grave, eliminando el potencial de presión en los sistemas de proceso presurizados. 

 
Además, el sistema de quemador también servirá para el derrame del proceso necesario para la puesta en 
marcha y las alteraciones del proceso. 
 
Además, los tambores de quemador funcionarán como tambores de drenaje del proceso. 
 

V.1.1.5.1.1 Configuración del sistema de quemador 
 
En un sistema de procesos puede haber muchos subsistemas que funcionen en condiciones diferentes y 
contengan distintos tipos de existencias. Por lo tanto, un sistema de quemador debe diseñarse de forma 
que pueda gestionar todos los escenarios de eliminación simultánea relevantes de los sistemas de proceso 
conectados, es decir, que no mezcle componentes que puedan reaccionar entre sí química o físicamente, 
por ejemplo, provocando obstrucciones (hielo) o reacciones químicas (reacción de fuga térmica). 
 
Los segmentos de proceso de alta y baja presión no se descargarán en el mismo subsistema de quemador 
debido al efecto que la contrapresión tiene en la velocidad real de descarga a través de un dispositivo de 
descarga, en particular las válvulas de seguridad. La conexión de un sistema de proceso determinado al 
subsistema de quemador de tipo alta presión o baja presión se regirá por lo siguiente 
 
 Presión de diseño del sistema de proceso. 
 Presión de respaldo y de diseño del subsistema de quemador. 
 Tipo de PSV (y su influencia en el rendimiento causada por la contrapresión). 
 
Los subsistemas de quemador se diseñarán además para soportar las condiciones de contrapresión y 
temperatura máximas previsibles generadas por la descarga combinada o individual de los procesos 
conectados sistemas Los sistemas de proceso conectados a los distintos subsistemas de quemador 
tendrán una presión de diseño igual o superior a la del subsistema de quemador al que están conectados. 
 
Como este proyecto implica la producción de GNL, preocupa la baja temperatura y la formación de sólidos 
(hielo) en el sistema de quemador. El diseño del sistema de quemador tendrá en cuenta esta preocupación 
segregándolo en los siguientes subsistemas: 
 
 
Quemador húmedo de alta presión (HPW). 
 
Los equipos conectados al sistema de quemador húmedo de alta presión pueden descargar fluidos 
húmedos (que contengan agua) procedentes de fuentes de alta presión. El sistema se diseñará de forma 
que cualquier rastro de hielo/hidratos que se forme debido a la reducción de presión del gas húmedo no 
cause obstrucciones en el sistema de quemador. Si la descarga de fluidos de los equipos conectados 
provoca temperaturas mínimas inferiores a las temperaturas mínimas estándar del metal, se utilizará un 
material adecuado de baja temperatura en el sistema de quemador. 
 
Quemador frío de alta presión (HPC). 
 
Los fluidos evacuados a través del sistema del quemador frío de alta presión deberán estar secos y no 
deberán provocar la formación de sólidos durante la descarga. Los equipos conectados al sistema del 
quemador frío de alta presión pueden descargar fluidos muy fríos y líquidos a baja temperatura desde 
segmentos de alta presión que generan la presencia permanente de fluidos bajo cero en el sistema de 
quemador. Se utilizará material adecuado para bajas temperaturas en el sistema de quemador de alta 
presión. 
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Quemador frío de baja presión (LPC). 
 
El sistema de quemador frío LP se instalará para el gas de evaporación procedente de los tanques de 
guarda temporal, el exceso de retorno de vapor del buque de GNL y el gas de expansión final (EFG) 
procedente del tambor de gas de expansión final 1 durante la parada de los compresores de gas de 
expansión final.  
 
Estas fuentes no deberán tener una fuente creíble de líquidos (la protección contra sobrellenado del tambor 
de expansión final deberá tener un nivel SIL suficiente); por lo tanto, el sistema de quemadores fríos LP no 
requerirá un tambor separador. 
 
Las válvulas de alivio de los tanques de guarda temporal se conectarán al sistema frío de baja presión. En 
el sistema de quemador frío de baja presión se utilizará material adecuado de baja temperatura. 
 
Estrategia global de diseño del sistema. 
 
El dimensionamiento del colector de alivio debe basarse en un objetivo de contrapresión coherente. La 
selección de la punta del quemador afectará a la contrapresión del sistema y debe tenerse en cuenta para 
el cálculo. En una fase de ingeniería posterior, la contrapresión máxima de diseño se fijará en diálogo con 
el proveedor o proveedores de puntas de quemador. La especificación deberá ser sólida, de modo que no 
sea necesario repetirla. 
 
El sistema de quemador/colector de quemador se dimensionará de forma que la contrapresión calculada 
no supere el valor de contrapresión asumido originalmente. El valor de contrapresión asumido debe 
utilizarse de forma coherente como base para la especificación y el dimensionamiento individual de la 
válvula de alivio. El diseño final de la punta del quemador tendrá en cuenta los caudales calculados y el 
objetivo de contrapresión. 
 
Protección de presión. 
 
Para garantizar la protección de todo el sistema, el conjunto de alivio debe estar situado, cuando sea 
práctico, en la parte de aguas arriba, es decir, donde se produce la presión más alta, y lo más cerca posible 
de la fuente de sobrepresión. 
 
El dispositivo de alivio de presión debe colocarse normalmente cerca del equipo protegido contra la presión, 
de modo que se reduzcan al mínimo las pérdidas de presión de entrada al dispositivo. Se evitará, en la 
medida de lo posible, ubicar el dispositivo de descarga de presión en lugares que experimenten 
fluctuaciones de presión cercanas a la presión de ajuste del dispositivo de descarga de presión. Los 
dispositivos de alivio de presión deben estar situados de forma que sea fácil acceder a ellos, desmontarlos 
y sustituirlos para poder realizar correctamente el mantenimiento. 
 
En casos especiales en los que un dispositivo de alivio de presión no ofrezca la protección adecuada, o en 
los que el uso de dispositivo de alivio de presión suponga gastos de capital excesivo, se puede utilizar el 
sistema de protección contra la presión de alta integridad para sustituir al dispositivo de alivio de presión. 
En caso de aplicar Sistema de protección contra la presión de alta integridad, la disponibilidad del sistema 
de protección contra la presión de alta integridad será igual o mejor que la disponibilidad conseguida 
utilizando dispositivo de alivio de presión. 
 
Dispositivo de alivio de presión de repuesto. 
 
De los equipos definidos como críticos, 3 tendrán una configuración n+1 de dispositivo de alivio de presión, 
excepto cuando el propio equipo se salve. 
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Acumulación de presión durante la descarga. 
 
Los cálculos de válvula de seguridad de presión no permitirán que la presión máxima en segmentos 
individuales supere el 110% de la presión de diseño para instalaciones de válvula de seguridad de presión 
individuales o el 116% para instalaciones de válvula de seguridad de presión múltiples (también 
denominada presión acumulada máxima admisible) en ningún punto. 
 
Esto será válido para todos los casos de dimensionamiento de válvula de seguridad de presión, excepto 
para el caso de incendio, en el que se permite un máximo del 121% de la presión de diseño. 
 
Deberá tenerse en cuenta evitar que los puntos de ajuste de la válvula de seguridad de presión en 
recipientes presurizados que operan a presiones muy bajas se fijen demasiado lejos de la condición de 
funcionamiento, es decir, que la presión de ajuste de la válvula de seguridad de presión se fije relativamente 
baja en comparación con la presión de diseño del recipiente cuando el recipiente está operando a bajas 
presiones. Tal consideración reducirá el grado de presión en el recipiente en caso de incendio y disminuirá 
el riesgo de BLEVE. 
 
Dispositivos de descarga de presión (PRD). 
 
Se proporcionará dispositivo de alivio de presión en todos los equipos que puedan sobrepresurizarse 
debido a una emergencia, una condición de alteración, un error operativo, un mal funcionamiento de los 
instrumentos, una expansión térmica y/o la vaporización de un contenido bloqueado debido a un incendio 
o a una fuente de calor externa/interna. 
 
Los equipos y tuberías protegidos por dispositivos de alivio de presión en equipos interconectados no 
requerirán sus propios dispositivos de alivio de presión. (Consulte el anexo B de API 521.) El sistema 
protegido interconectado deberá cumplir lo siguiente: 
  
1. Las tuberías de interconexión entre el equipo protegido y el dispositivo de alivio de presión deberán 

estar libres de válvulas de bloqueo (excepto las bloqueadas abiertas); válvulas de control que puedan 
cerrar o restringir completamente el paso de caudal requerido; y equipos que puedan fallar o detenerse 
en una posición cerrada o restrictiva. 

2. La capacidad del dispositivo de alivio de presión deberá ser igual o mayor que la carga de alivio total de 
todo el sistema protegido para cada caso de alivio. 

3. Para cada caso de alivio, ninguna pieza del equipo protegido excederá su presión máxima de trabajo 
permitida (MAWP), y ninguna tubería excederá su presión de diseño, antes de que el dispositivo de 
alivio de presión alcance su presión de ajuste. 
a. Los equipos y tuberías protegidos aguas arriba de la ubicación de la PRV deberán tener una MAWP 

o presión de diseño suficientemente superior a la presión de ajuste del dispositivo de alivio de presión 
para tener en cuenta la caída de presión máxima del sistema entre los equipos/tuberías protegidos 
aguas arriba y la ubicación de la PRV. 

b. Los equipos y tuberías protegidos aguas abajo de la ubicación del dispositivo de alivio de presión 
deberán tener una presión de trabajo máxima o una presión de diseño al menos igual a la presión 
de ajuste de la válvula de retención para tener en cuenta una caída de presión mínima de cero (para 
ausencia de caudal). 

4. Para cada caso de alivio, ninguna pieza del equipo protegido superará su presión acumulada máxima 
admisible, y ninguna tubería superará su presión nominal a corto plazo de acuerdo con las normas 
ASME B31.3, ASME B31.4 o ASME B31.8 teniendo en cuenta el caudal y el perfil de presión previstos 
durante el alivio. Esto será con la presión acumulada máxima permitida en el recipiente donde se 
encuentra la válvula de retención. 

 
El tipo preferido de dispositivo de alivio de presión será generalmente válvula de seguridad de presión. El 
uso de discos de ruptura puede evaluarse en casos especiales, por ejemplo, para el escenario de "ruptura 
de tubos" en intercambiadores de calor de carcasa y tubos. 
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V.1.1.5.2 Selección y dimensionamiento de válvulas de alivio 
 
Por razones de estandarización, las válvulas de alivio de presión se seleccionarán de acuerdo con el rango 
de tamaño estándar proporcionado en la norma API 526. El área de orificio efectivo estándar seleccionada 
deberá ser siempre mayor que el área de descarga efectiva requerida calculada. 
 
En el caso de varias válvulas de alivio de presión en paralelo (instalaciones de válvulas múltiples), la presión 
de ajuste individual debe escalonarse de acuerdo con API 520 I, para evitar las vibraciones. 
 
Debe prestarse la debida atención al tipo y disposición de las válvulas de seguridad sometidas a bajas 
temperaturas, es decir, las válvulas de seguridad de fuelle equilibrado no deben utilizarse en servicios en 
los que exista la posibilidad de daños o fallas en los fuelles, por ejemplo, en lugares donde puedan formarse 
hidratos o cera, o en sistemas que puedan contener partículas/sales. 
 
El uso de la válvula de fuelle equilibrado tampoco está permitido en servicio alternativo debido a la 
posibilidad de falla por fatiga del fuelle. 
 
Las válvulas de seguridad de presión (PSV) pilotadas sólo pueden utilizarse en servicios limpios, en los 
que no sea posible el taponamiento o la congelación de la línea piloto. 
 
En una aplicación convencional de válvula de alivio de presión (PRV) con resorte, cuando la sobrepresión 
admisible es del 10%, la contrapresión acumulada no debe superar el 10.4% de la presión de ajuste. 
  
Las válvulas equilibradas pueden aplicarse cuando la contrapresión total (superpuesta más acumulada) es 
superior al 30% pero no supera el 50% de la presión de ajuste. Factor de corrección de la contrapresión 
que debe utilizarse cuando la contrapresión supera el 30% de la presión establecida. 
 
Se utilizarán válvulas de alivio pilotadas si la contrapresión supera el 50% de la presión de ajuste. Las 
válvulas de alivio pilotadas no se utilizarán en servicio sucio. El dimensionamiento de las PSV se realizará 
de acuerdo con la norma API 520 Parte I. Si se considera beneficioso, se puede utilizar el software 
Intelligent Pressure Relief System Management (iPRSM) para calcular/verificar todos los cálculos y la 
documentación del dimensionamiento de las válvulas de alivio; sin embargo, no se trata de un requisito 
estricto. 
 

V.1.1.5.2.1 Cálculos de carga de alivio 
 
Para un sistema o equipo específico, debe determinarse la pertinencia de cada escenario. Deberá 
evaluarse y documentarse la justificación de cada hipótesis aplicable o no aplicable. Cada escenario de 
sobrepresión aplicable debe tener un cálculo de la carga de alivio o una explicación que describa por qué 
el cálculo es innecesario. 
 
Los sistemas de alivio individuales se dimensionarán para aliviar la presión resultante de la combinación 
de cualquier falla individual del sistema de seguridad con cualquier posible falla del proceso, incluidos los 
casos de falla general (por ejemplo, falla del aire de los instrumentos). 
 
El peligro doble, es decir, la ocurrencia simultánea de dos o más incidentes/condiciones que puedan dar 
lugar a una sobrepresión, no se considerará si las causas no están relacionadas, es decir, si no existe 
ningún proceso, mecánica o eléctricamente común entre las causas. 
 
Las cargas del sistema de alivio y los tamaños resultantes se determinarán de acuerdo con las normas API 
RP 520/521. El requisito mínimo es incluir en la evaluación los siguientes escenarios de sobrepresurización, 
cada uno de los cuales se describe con más detalle en las siguientes subsecciones: 
 
 Salida obstruida. 
 Falla de la válvula de control (Escape de gas). 
 Falla del equipo intercambiador de calor (rotura de tubos). 
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 Expansión térmica. 
 Reflujo (fuga de la válvula de retención / válvula antirretorno). 
 Incendio exterior (incendio de charco o incendio de dardos de fuego), que se determinará caso por caso. 
 Falla del medio de enfriamiento. 
 Falla de alimentación del aire del instrumento/instrumento eléctrico. 
 Apertura involuntaria de la válvula. 
 
Otros escenarios de carga de socorro que se tendrán en cuenta siempre que sean pertinentes incluyen: 
 
 Cortes de electricidad. 
 Falla de vapor. 
 Ingreso de material altamente volátil. 
 Entrada anormal de calor o vapor del proceso. 
 Generación de vapor por desequilibrio térmico. 
 Cualquier otro escenario aplicable identificado en el HAZOP. 
 

V.1.1.5.2.2 Despresurización 
 
Los sistemas de despresurización/explotación de emergencia se utilizan principalmente para reducir el 
riesgo de pérdida de integridad de los equipos durante un incendio o para mitigar las consecuencias o la 
duración de una fuga en un buque. La despresurización reduce el peligro potencial eliminando el vapor del 
equipo para protegerlo contra la rotura del recipiente cuando el acero del recipiente se sobrecalienta.  
 
En caso de incidentes de fugas o accidentes de rotura de tuberías, la despresurización también puede 
reducir la tasa de fugas y el alcance del chorro de fuego también debería disminuir. Esto reviste especial 
importancia con vistas a mitigar los riesgos de los escenarios de exposición al fuego de los reactores. De 
ahí que la despresurización sea un elemento clave de la estrategia de respuesta a emergencias para 
mitigar/prevenir el riesgo de escalada del incidente a otras secciones de proceso, almacenamiento de 
refrigerantes, tanques de guarda temporal, alojamientos y/o elementos críticos para la seguridad. 
 
La válvula manual de despresurización no de emergencia al sistema de quemador se incluirá generalmente 
en todos los inventarios de hidrocarburos con fines de mantenimiento. La excepción son los volúmenes 
muy pequeños, que pueden purgarse a la atmósfera o al cabezal del quemador utilizando una manguera 
temporal. 
 
La despresurización de las unidades se realizará, en general, de acuerdo con las directrices de la norma 
ANSI/API 521 "Sistemas de alivio de presión y despresurización". 
 
Todos los grandes equipos o recipientes de proceso que funcionen a presiones superiores a 250 psig/ 17.2 
barg deberán estar equipados con un sistema de despresurización de emergencia (purga). A título 
orientativo, se entenderá por grandes equipos de proceso los recipientes/equipos a presión y las tuberías 
correspondientes del segmento que, durante la parada, contengan más de 1,000 kg de hidrocarburos 
(líquidos y/o gaseosos). Los buques que operan a una presión inferior a 17.2 barg, y/o que contienen menos 
de 1,000 kg de hidrocarburos, también deben tenerse en cuenta si las consecuencias de la rotura durante 
un incendio son significativas. Los grandes segmentos de tuberías que, en caso de un paro, se aíslen 
automáticamente y que contengan hidrocarburos significativos (líquidos y/o gaseosos) también se 
evaluarán para una despresurización de emergencia. 
 
Los paquetes de compresores también pueden requerir una despresurización automática como parte de la 
secuencia de parada a pesar de no cumplir los criterios anteriores (no de emergencia). Esto debe evaluarse 
en función de consideraciones operativas, fallos en las juntas del compresor y fugas de gas a través de las 
juntas durante el paro. Todos los segmentos deben despresurizarse hasta un mínimo del 50% de la presión 
de diseño o hasta 6.9 barg, lo que sea menor, en un plazo máximo de 15 minutos, pero tan rápido como lo 
permita el diseño actual (es decir, el diseño del sistema de quemador). 
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El tiempo de despresurización es de 15 minutos; sin embargo, si hay un retraso en la puesta en marcha 
del sistema de despresurización, este retraso debe deducirse de los 15 minutos. Este criterio se basa 
generalmente en recipientes de paredes gruesas. Se evaluará la necesidad de un tiempo de 
despresurización más rápido para reducir las consecuencias de una fuga o falla en el recipiente/tubería. 
 
El sistema de despresurización de emergencia se controlará a través del Sistema Instrumentado de 
Seguridad (SIS), y se activará de las siguientes maneras: 
 
 Iniciación manual por el operador. 
 Inicio automático por señal del sistema de apagado o detección de fuego y gas. 
 
Se incluirá un retardo de tiempo para la iniciación automática para permitir la intervención del operador, 
para evitar la iniciación espuria, según lo permitido en la API 521 Sección 4.6.2. Este retraso requerirá que 
el intervalo de despresurización sea inferior a los 15 minutos de referencia. El sistema de despresurización 
de emergencia será a prueba de fallas, utilizando válvulas de cierre de paso total "Fail Open" (válvula de 
purga, BV) accionadas on/off. Las válvulas serán ignífugas e incluirán un elemento sensible al fuego en la 
alimentación del actuador para una despresurización inmediata. Cada válvula de despresurización debe 
disponer de recipientes de reserva de aire de instrumentación para garantizar el funcionamiento en caso 
de que falle el suministro principal de aire de instrumentación. Se colocará un orificio de restricción con una 
abertura designada ajustada a la tasa de despresurización requerida lo más cerca posible aguas abajo de 
la válvula de purga, aunque a una distancia mínima para evitar que la "fluencia" a baja temperatura afecte 
a la válvula de purga. Las limitaciones técnicas del proceso de despresurización deben tenerse 
debidamente en cuenta para evitar, por ejemplo, cualquier daño a los activos o la pérdida de integridad de 
los sistemas de proceso: 
 
 Tasa de despresurización máxima admisible para tamices moleculares. 
 Riesgo de levantamiento de la empaquetadura u otros daños internos en los recipientes de proceso. 
 Limitaciones mecánicas/diferenciales de temperatura del intercambiador de calor de placas y aletas. 
 Efectos de la despresurización a baja temperatura/riesgo de fractura frágil. 
 Riesgo de formación de hidratos. 
 

V.1.1.5.2.2.1 Escalonamiento de la despresurización de emergencia 
 
Zonas de incendio. 
 
La instalación de proceso se dividirá en áreas de incendio distintas y segregadas. Las áreas de incendio 
estarán aisladas de otras áreas de incendio por distancia, cortafuegos, así como válvulas automáticas de 
aislamiento de emergencia, de tal forma que la escalada de un incidente en un área de incendio no se 
propague de forma creíble a un área de incendio adyacente. En general, la despresurización de emergencia 
iniciada automáticamente por el sistema de detección de incendios y gases sólo requerirá la 
despresurización de la zona de incendio afectada. Se permitirá la despresurización iniciada manualmente 
de múltiples áreas de incendio, o la despresurización total de emergencia iniciada a través del SIS en un 
orden secuencial. Se dará prioridad a la despresurización de la zona en la que se confirme el incendio. 
 
Escalonamiento. 
 
Los equipos/recipientes de proceso y las tuberías asociadas suelen organizarse en grupos o secciones en 
función de su contenido, condiciones de funcionamiento, ubicación, entre otros. Las secciones se 
distinguen de otras secciones mediante el uso de válvulas de aislamiento del proceso y se despresurizan 
juntas como una sección de despresurización. Lo ideal sería que, en caso de emergencia que requiera una 
despresurización automática, se despresurizara simultáneamente toda la zona del incendio. Sin embargo, 
diseñar el sistema de quemador con tal capacidad puede hacer que el sistema de quemador sea 
excesivamente grande, sin proporcionar necesariamente un mayor nivel de seguridad. 
 
La idea de seccionar los sistemas de proceso de la parte superior es utilizar la capacidad del sistema de 
quemador simultáneamente mientras se mantienen los criterios de aceptación de integridad de cada 
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sección individual durante un incendio o una fuga. La despresurización automática de emergencia de una 
zona de incendio puede permitirse en un orden secuencial si esto no aumenta el nivel de riesgo en caso 
de emergencia, es decir, la despresurización de una zona de incendio (zona de detección de incendios) en 
la que se confirma el incendio, puede iniciarse en una secuencia antes que la zona adyacente, si se puede 
argumentar más allá de toda duda razonable que una falla común o el grado de separación entre las zonas 
no puede provocar una escalada de la situación. Además, el sistema que controla dicha secuencia debe 
tener un grado de integridad tal que una emergencia no pueda agravarse. Cada zona/área de detección de 
incendios puede contener una o más secciones de purga. 
 
El escalonamiento de la purga dentro de un segmento/grupo, mediante el uso de más de una válvula de 
purga (BV) en la que una válvula se abre con un retraso con respecto a la primera válvula, se evitará en 
general, pero puede considerarse como una última medida para cumplir los criterios de aceptación y/o 
lograr un diseño aceptable del sistema de quemador. Para todos los usos de la purga secuencial o 
escalonada, toda la zona de incendio debe alcanzar el nivel requerido de despresurización en el tiempo 
requerido. 
 
Purga en caliente. 
 
Una purga "Caliente" es la situación en la que la purga se realiza durante un incendio. El escenario de 
purga en caliente representa la tasa de despresurización máxima requerida típica y las cargas hidráulicas 
más altas generadas para los segmentos de despresurización individuales del sistema de quemador y, por 
lo tanto, son el caso de dimensionamiento para el sistema. 
 
El flujo de calor al inventario del recipiente para establecer la carga hidráulica en el sistema de quemador 
durante la purga "caliente" se basará en la "carga térmica global media" descrita en la norma API 521 
Anexo A. Los índices de despresurización durante la purga "caliente" se calcularán basándose en las 
siguientes condiciones: 
 
 Para los sistemas de compresores, la presión inicial será la presión de asentamiento. 
 Para los recipientes de proceso, la presión inicial será la presión de ajuste de la válvula limitadora de 

presión. 
 El inventario de líquido se calculará basándose tanto en la alarma de nivel de líquido alto (LAH) como 

en la alarma de nivel de líquido bajo (LAL). Composición del inventario inicial según el balance térmico 
y de materiales para el sistema en condiciones normales de funcionamiento. 

 La información sobre el inventario utilizada en los cálculos de despresurización se basará en la hoja de 
datos del recipiente. Se puede hacer una estimación del volumen adicional de tuberías basándose en 
la experiencia y en consideraciones generales de diseño. 

 Para establecer el perfil de presión durante la purga, el flujo de calor del incendio puede basarse en las 
ecuaciones de API 521, como punto de partida. Los cálculos finales de despresurización/incendio se 
basarán en las cargas de fuego específicas de la planta. 

 No se tendrá en cuenta el aislamiento contra incendios en los cálculos iniciales de despresurización, 
pero podrá incluirse como mitigación en los cálculos finales, si es necesario. 

 El dimensionamiento de los orificios de restricción (OR) se basará en la contrapresión total máxima del 
sistema de quemador. El coeficiente de descarga (Cd) puede fijarse en 0.85 para el dimensionamiento 
preliminar de la ósmosis inversa. La documentación final se basará en los coeficientes de descarga 
específicos del proveedor. 

 
Purga en frío. 
 
La purga en frío es el escenario en el que los segmentos se despresurizan a partir de las condiciones 
normales de funcionamiento o en condiciones ambientales sin que se añada calor al sistema o procedente 
de él (despresurización adiabática). 
 
El objetivo de la purga en frío es obtener unas condiciones mínimas de baja temperatura durante la 
despresurización y servir de base para la selección de materiales. 
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Los índices de despresurización durante la purga en frío seguirán a los de la purga en caliente y se 
calcularán en función de las siguientes condiciones: 
 
 El sistema está a la presión máxima de funcionamiento y a la temperatura mínima de funcionamiento. 

Si la temperatura de funcionamiento es superior a la temperatura ambiente, la posibilidad de apagar y 
reducir a la temperatura ambiente antes de iniciar la despresurización debe considerarse sólo si esto 
forma parte del procedimiento normal de operación de purga de la instalación. 

 El inventario de líquido se calcula con la alarma de bajo nivel de líquido. En el caso de los posibles 
buques secos, no se presupone ningún inventario de líquidos. Los cálculos de despresurización en frío 
se realizarán con un tamaño de orificio de restricción igual al calculado para el escenario de purga en 
caliente. 

 El coeficiente de descarga (Cd) de los orificios de restricción (OR) puede suponerse inicialmente de 
0.85. La documentación final se basará en el coeficiente de descarga específico calculado por el 
proveedor. 

 Los cálculos de la purga en frío se basarán en la contrapresión mínima del sistema de quemador. 
 
Despresurización no de emergencia. 
 
Se garantizará la despresurización controlada para el mantenimiento de todos los sistemas presurizados. 
La despresurización de mantenimiento seguirá preferentemente la ruta del proceso. Si no es factible, o si 
la ruta del proceso no está disponible, la despresurización no de emergencia de la válvula manual al sistema 
de quemador se incluirá generalmente en todos los inventarios de hidrocarburos con fines de 
mantenimiento. La excepción son los volúmenes muy pequeños, que pueden purgarse a la atmósfera o al 
cabezal del quemador utilizando una manguera temporal. Asimismo, los segmentos en los que esté 
instalada una purga de emergencia automática deberán estar equipados con una válvula de 
despresurización manual. Esto se debe a que el caudal de la purga de emergencia suele ser muy grande 
y se considera no óptimo para la despresurización controlada. 
 
Para los segmentos en los que hay instalada una válvula de control de derrame del sistema de control al 
quemador, se puede omitir una válvula de despresurización manual. 
  
Los dispositivos manuales de despresurización consistirán generalmente en una válvula de aislamiento 
manual y una válvula de control manual y/o una placa de orificio. Para presiones elevadas en las que se 
producirá baja temperatura durante la despresurización, se utilizará siempre una placa de orificio. La placa 
de orificio se instalará aguas abajo de las válvulas a una distancia mínima para evitar que la "fluencia" a 
baja temperatura afecte a las válvulas. 
 
Derrames de proceso y desagües activos. 
 
Al diseñar el sistema de quemador deberán tenerse en cuenta todas las cargas de vertido del proceso. Se 
evaluará caso por caso la credibilidad de que una válvula de derrame no se abra durante un incendio. 
 
Líquidos y derrames a baja temperatura 
 
Deberá tenerse especial precaución con el riesgo de curvatura térmica de las tuberías debido a la 
exposición y/o acumulación de líquido a baja temperatura (por ejemplo, GNL) en la parte inferior del 
cabezal/subcabezal del quemador. En particular, esto se aplica a los vertidos a baja temperatura cuando 
existe riesgo de vertido de líquidos a baja temperatura (por ejemplo, GNL). 
 
Se debe considerar la posibilidad de instalar un colector de líquidos o un quemador separado en el tambor 
separador para el quemador frío de alta presión. Además, los derrames de gas a baja temperatura en los 
que pueda producirse una transferencia de fase a la fase líquida deberán estar equipados con una válvula 
de cierre que se cierre cuando la temperatura se aproxime a la temperatura de formación del líquido. 
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Drenajes vivos. 
 
Los drenajes vivos (manuales y automáticos) de líquido deberán, sin embargo; en un colector de drenaje 
vivo separado. 
 
Los desagües activos (líquidos, manuales o automáticos) no se conducirán por el colector principal del 
quemador, sino que se conducirán al desagüe de quemador correspondiente en un colector de desagüe 
activo específico diseñado para tal fin. Si es compatible, los drenajes activos de baja temperatura pueden 
dirigirse al tambor de descarga de quemador en el colector de derrame de baja temperatura (si existe). 
 
Líneas de quemador y cabezales. 
 
Las siguientes reglas de diseño se utilizarán para el diseño y dimensionamiento de los colectores, tubos 
de escape, laterales y subcolectores: 
 
Los requisitos generales para el dimensionamiento de las líneas de quemador y los cabezales: 
 
 Se evitarán los tamaños de línea inferiores a 2. 
 Líneas dimensionadas para alcanzar ρv² <200,000 kg/ms². 
 
Los materiales de las tuberías y válvulas deberán ser adecuados para las temperaturas de entrada y salida 
resultantes de las condiciones extremas de funcionamiento y emergencia. Estos incluyen el efecto de 
enfriamiento resultante de reducción de presión a través de la PCV/ PSV/ BV, pero no incluyen el efecto 
de una condición de incendio que resulte en una temperatura por encima de las condiciones de diseño del 
equipo. 
 
Las tuberías cédula 10/10S y más delgadas no se utilizarán en servicios de quemador o purga. Se realizará 
una evaluación de la vibración de las tuberías para determinar si es necesario un espesor de pared 
adicional. El requisito de inclinación para todas las líneas de quemador es de 1:100 como mínimo. El alivio 
procedente de una única fuente (contrapresión baja) se utilizará al calcular las velocidades de flujo / el 
tamaño de la tubería aguas abajo de las válvulas de control de procesos, válvulas de seguridad de presión 
y válvulas de purga. 
 
Los tamaños de las líneas y la configuración de todos los sistemas de quemador se verificarán para los 
casos de quemador, alivio y purga utilizando un modelo de software disponible en el mercado (por ejemplo, 
Aspen Flare System Analyzer). 
 
Esto, sin embargo, no tiene por qué incluir líneas de quemador dentro de paquetes de proveedores más 
pequeños, ya que este diseño forma parte de la documentación del paquete del proveedor. 
 
Por lo general, debe evitarse el alivio de líquido en los cabezales de los quemadores. Si no se puede evitar, 
se tendrán muy en cuenta los posibles problemas asociados a la eliminación de líquidos en los sistemas 
de quemador, como los regímenes de flujo no deseados y restrictivos y la reducción de la capacidad de 
eliminación de gotas en los tambores separadores. 
 
Deberá tenerse especial precaución con el riesgo de curvatura térmica de las tuberías debido a la 
exposición y/o acumulación de líquido a baja temperatura (por ejemplo, GNL) en la parte inferior del 
cabezal/subcabezal del quemador. Se debe considerar la instalación de una línea de recogida de líquidos 
/ colector separado para el tambor separador del quemador frío de alta presión. Debe considerarse la 
posibilidad de instalar un colector de quemador independiente para líquidos a baja temperatura en el tambor 
separador del quemador frío de alta presión.  
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V.1.1.5.3 Tambores separadores de quemador 

 
Los sistemas de quemador generalmente requieren un tambor de quemador (separador) para separar el 
líquido del gas en el sistema de quemador y para contener la cantidad máxima de líquido acumulado que 
puede aliviarse durante una emergencia. Si no puede producirse en ninguna circunstancia la descarga de 
líquido, el arrastre o la condensación del gas que se descarga al sistema de quemador no es necesario el 
tambor de quemador. 
 
Los tambores separadores de quemador deben dimensionarse generalmente según el método de cálculo 
de la norma API 521. 
 
Los tambores separadores no contendrán elementos internos en la salida de gas que puedan restringir 
potencialmente el flujo de gas de salida. El sistema de descarga de líquido de los tambores separadores 
deberá tener, como mínimo, capacidad suficiente para manejar la quema en el quemador de producción 
continua sin que se acumule líquido. 
 
Se evaluará el riesgo de congelación de líquidos en el tambor separador o en las tuberías de salida y se 
considerarán medios para calentar el tambor separador en el tambor separador y las tuberías de descarga. 
 
El tambor separador estará equipado con una función de paro instrumentada basada en el alto nivel de 
líquido (LSHH) y la alta presión (PSHH). El paro se iniciará en los sistemas de proceso conectados al 
subsistema de quemador del que forma parte el tambor separador de quemador. 
 
La capacidad de retención de líquidos del tambor separador deberá ser suficiente para acumular líquidos, 
entre los niveles LAH y LSHH, para el peor de los casos de alivio (cuando la protección primaria falla) o 
despresurización, durante la duración máxima del alivio/despresurización o la cantidad de tiempo prevista 
que se considera que el personal intervendrá y apagará la fuente para el peor de los casos de alivio 
(normalmente 20-30 minutos). 
 
El tambor separador debe estar diseñado para mantener la capacidad de separación completa durante un 
mínimo de 2 minutos después de alcanzar el LSHH, durante el peor escenario de alivio/despresurización 
para permitir el cierre de las válvulas de cierre. 
 
El nivel mínimo de líquido definido en el tambor separador (LSLL) deberá estar por encima de una distancia 
mínima hasta el disyuntor de vórtice en la salida de líquido para evitar la irrupción de gas. 
 
La temperatura de diseño del tambor separador será igual a la de las tuberías del sistema de quemador 
conectado. 
 
El objetivo de diseño de arrastre máximo de gotas de líquido no superará la directriz API521 de 600 µm 
para la punta no asistida de baja presión subsónica y de 1000 µm para la punta sónica de alta presión, o 
la especificación máxima de gotas del proveedor de la punta de quemador, la que rija. 
 

V.1.1.5.4 Torre de quemador y punta de quemador 
 
La eliminación segura del gas aliviado o despresurizado se realizará mediante combustión. La combustión 
de los gases se llevará a cabo desde una torre de quemador o quemador con chimenea, vertical o inclinada, 
común para los distintos subsistemas de quemador. 
 
Cada subsistema de quemador tendrá normalmente una punta de quemador específica. (También puede 
evaluarse una única punta de quemador combinada sencilla de LP / HP si dicha solución resulta 
beneficiosa). 
 
La altura/longitud y la posición requerida de la chimenea de quemador se basarán en la radiación térmica 
de las llamas y en las consecuencias de la dispersión del gas si se extinguen las llamas. Se facilitarán 
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cálculos de radiación del quemador y cálculos de dispersión de gases. Se realizarán cálculos de dispersión 
de gases. 
 
La radiación térmica resultante generada por las puntas individuales de quemador se basará en la tasa de 
alivio, -composición y -condición de los escenarios plausibles de quemador. Se debe utilizar un modelo de 
software disponible en el mercado (por ejemplo, el analizador de sistemas Flare) para establecer estos 
índices/parámetros de alivio. 
 
En los cálculos de la radiación térmica se tendrán en cuenta todas las hipótesis pertinentes de combustión 
en quemador, incluidos los casos en que varias puntas de quemador estén quemando gases descargados 
simultáneamente. Los cálculos tendrán en cuenta todas las partes pertinentes de los módulos de la parte 
superior de la Unidad FLNG, la cubierta de proa y la zona de la torreta. Además, se garantizará que no se 
superen los límites de radiación aceptables para: 
 
 Embarcación de escape y zona de embarque correspondiente. 
 El Jetty de la Unidad FLNG y los duques de alba (delfines). 
 Barcos y lanchas de suministro. 
 Buque de GNL amarrado de costado. 
 Grúas y operaciones de elevación. 
 
Niveles de radiación aceptables. 
 
La radiación no superará: 
 
 1.58 kW/m2 (excluida la radiación solar), en lugares en los que el personal pueda estar expuesto de 

forma continua. 
 4.73 kW/m2 (excluida la radiación solar), en lugares en los que el personal pueda salir inmediatamente 

en caso de socorro. 
 

V.1.1.5.5 Sistema de ignición de quemador 
 
El sistema de ignición de quemador es una pieza vital que contribuye a la confiabilidad general del sistema 
de quemador. Cada punta de quemador tendrá su propio sistema de ignición. 
 
La ignición primaria de los gases que salen de la punta del quemador se realizará mediante quemadores 
piloto. Los quemadores piloto deberán estar continuamente encendidos durante el funcionamiento de la 
planta de producción. 
 
El número de quemadores piloto por punta de quemador debe calcularse inicialmente según el código API 
521. El proveedor de la punta de quemador debe verificar el número requerido de quemadores piloto en 
sus cálculos. Los quemadores piloto deben tener suministro de gas combustible de una fuente primaria y 
secundaria. La fuente secundaria entrará en funcionamiento automáticamente en caso de indisponibilidad 
de gas combustible. La fuente secundaria también estará disponible en caso de que el proceso principal 
esté parado, despresurizado y fuera de servicio. 
 
Cada quemador piloto tendrá un sistema de detección de llama instrumentado y redundante conectado al 
sistema IAS. El sistema de detección de llama del quemador piloto deberá tener un alto grado de 
disponibilidad. Debe evitarse el uso del termopar como medio de detección de la llama debido a su escasa 
pista de disponibilidad. El encendido secundario (encendido del quemador piloto) se iniciará a distancia 
mediante un sistema de encendido redundante para cada quemador piloto. El encendido del quemador 
piloto debe tener preferentemente "encendido de alta tensión" como método de encendido primario. 
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V.1.1.5.6 Instrumentación del sistema del quemador 

 
A continuación, se resumen los requisitos mínimos de instrumentación para el sistema de quemador:  
 
 Se realizará un seguimiento del gas quemado en cada uno de los subsistemas de combustión para 

cuantificar las pérdidas de producto, el impacto medioambiental y ayudar a diagnosticar/identificar fugas 
o válvulas abiertas inadvertidamente. 

 El dispositivo de medición de caudal será Ultrasonic Flow Meter para tambores separadores de 
quemador. 

 Cada uno de los tambores separadores de quemador estará equipado con un transmisor de nivel de 
líquido independiente para fines de apagado y control. 

 Cada uno de los tambores separadores de quemador estará equipado con un transmisor de presión 
independiente para fines de apagado. 

 Gas de purga de quemador. 
 Deberá haber un control del flujo de gas de purga para cada una de las conexiones de purga 

primaria/secundaria a los cabezales de quemador principales individuales. 
 Un indicador de flujo con indicación local será mínimo Sistema de detección de ignición/llama de 

quemador. 
 Encendido del quemador piloto. Deberá existir un sistema redundante de alta disponibilidad para el 

encendido del quemador piloto del quemador. 
 Detección de llama piloto. Cada piloto tendrá un dispositivo de detección de llama instrumentado 

dedicado. La detección de llama piloto instrumentada tendrá un alto grado de disponibilidad. 
 Respiraderos peligrosos. 
 Las líneas de ventilación peligrosas tendrán detección de nivel de líquido en cualquier punto bajo, con 

posibilidad de drenaje manual del líquido. 
 

V.1.1.5.7 Respiradores atmosféricos 
 
El caso base de diseño para el alivio es la quema. Los gases no combustibles y los vapores combustibles 
de los tanques atmosféricos se conectarán a una unidad de recuperación de vapores (VRU). 
 
Los respiraderos atmosféricos que descargan gases no combustibles y no tóxicos (gases no peligrosos) 
pueden dirigirse a respiraderos locales. En general, los respiraderos atmosféricos que puedan contener 
cantidades bajas de gas combustible se conducirán al sistema de la unidad de recuperación de vapores 
para su recuperación. 
 
Se evitará en la medida de lo posible la descarga a la atmósfera de hidrocarburos no quemados a través 
de respiraderos locales, al menos hasta que pueda demostrarse que se han agotado todas las demás 
opciones. 
 
El diseño de cualquier chimenea o posición de ventilación deberá tener en cuenta la salud y seguridad del 
personal, el ruido, los posibles olores, las posibles concentraciones a nivel del suelo, el posible arrastre de 
líquidos, las fuentes de ignición y la radiación térmica. 
 
En el diseño de los sistemas de ventilación se evitarán las condiciones peligrosas debidas a la asfixia y a 
las mezclas de gases combustibles o tóxicos en los niveles de pendiente o de trabajo. La ventilación a la 
atmósfera debe estar en un lugar seguro sin menoscabo de las principales funciones de seguridad y zonas 
en las que puede haber personal para actividades de mantenimiento o funcionamiento. 
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V.1.1.5.8 Respiraderos peligrosos 

 
En general, no se ventearán a la atmósfera respiraderos peligrosos que contengan gases volátiles e 
hidrocarburos no quemados. 
 
Como último recurso, si no es factible una solución razonable para la recuperación de un respiradero 
específico, el respiradero puede ser conducido a la atmósfera. Sin embargo, esto debe estar muy 
documentado y estará sujeto a la aprobación de la Comisión Nacional de Hidrocarburos. Resolución 
CNH.06.001/09 por la que la Comisión Nacional de Hidrocarburos da a conocer las disposiciones técnicas 
para evitar o reducir la quema y el venteo de gas en los trabajos de exploración y explotación de 
hidrocarburos. 
 
La ubicación y orientación de la descarga atmosférica se evaluarán utilizando modelos adecuados de 
dispersión de vapores y modelos de radiación térmica. La modelización de la dispersión tendrá en cuenta 
el caudal de diseño y las condiciones de caudal bajo de las fuentes de ventilación. El modelo tendrá en 
cuenta el viento predominante en condiciones atmosféricas estables. 
 
La dispersión de gas procedente de las operaciones de venteo no afectará negativamente a la instalación 
ni al personal y no provocará una superación de las concentraciones de gas inflamable. 
 
El tamaño de una chimenea de ventilación está determinado por la caída de presión disponible y por 
cualquier velocidad mínima requerida para prevenir condiciones peligrosas debido a material combustible 
o tóxico en los niveles de grado o de trabajo. Los métodos de cálculo aplicables a una chimenea de 
ventilación que descarga materiales peligrosos se indican en API 521. También se evaluará la intensidad 
del calor radiante de las chimeneas de ventilación en caso de ignición accidental de una mezcla de gases 
inflamables ventilada. 
 
El diseño de la boquilla de ventilación y la velocidad calculada de salida de la boquilla de ventilación se 
optimizarán para maximizar la dispersión y minimizar el grado en que el gas liberado pueda formar una 
mezcla inflamable con el aire. Siempre se evaluará el uso de trampas de llama. 
 

V.1.1.5.9 Respiraderos pequeños 
 
Si es factible, la opción preferida es dirigir los pequeños respiraderos al sistema VRU. Se puede permitir 
que los pequeños respiraderos se descarguen localmente si no hay otra opción viable. Esto debe evaluarse 
caso por caso. 
  
El lugar de descarga deberá estar al menos a 3.3 metros (10 pies) de cualquier dispositivo eléctrico o de 
ignición y al menos a 7.6 metros (25 pies) de cualquier entrada de aire (motor, HVAC, entre otros). 
 

V.1.1.5.10 Respiraderos grandes 
 
En general, las grandes ventilaciones se dirigirán al sistema de la unidad de recuperación de vapores. El 
último recurso cuando se han agotado todas las demás soluciones es ventilarlo a través de la torre de 
quemador. 
 
La altura requerida se determinará mediante la modelización de la dispersión y la radiación en caso de 
ignición no intencionada. Como mínimo, el lugar de descarga deberá estar a una distancia mínima de 3.3 
metros (10 pies) de cualquier dispositivo eléctrico o de ignición y a una distancia mínima de 7.6 metros (25 
pies) de cualquier entrada de aire. La contrapresión máxima en un sistema de venteo atmosférico será de 
0.07 Barg. 
 
Para evitar la acumulación de líquido, las tuberías de ventilación no deberán tener bolsas en los conductos 
y el sistema deberá estar inclinado hacia un desagüe de punto bajo. El punto bajo puede tener drenaje 
manual o automático. 
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V.1.1.5.11 Venteo de gas ácido 

 
El gas ácido procedente de la Unidad de Eliminación de Gases Ácidos (AGRU) requerirá, como ruta 
primaria, ser venteado a la atmósfera. Como alternativa, y en caso de que la composición del gas de venteo 
requiera -por motivos de Salud, Seguridad de Medio Ambiente (HSE)- un tratamiento adicional, el venteo 
de gas ácido se incinerará en un incinerador térmico antes de ser liberado a la atmósfera. El oxidante 
térmico convertirá los aromáticos y otros hidrocarburos traza en el gas ácido. Como respaldo en caso de 
que el oxidante térmico esté fuera de servicio, se investigará la posibilidad de dirigir la ventilación al sistema 
de quemador, con el uso de gas de asistencia. El enrutamiento de la ventilación a través de una chimenea 
de ventilación cuando el oxidante térmico está fuera de servicio debe ser el último recurso, cuando todas 
las demás opciones han sido consideradas y no son viables. 
 
El venteo de gas ácido debe considerarse como un gran venteo peligroso y debe ventearse 
preferentemente en la torre de quemador a una altura determinada mediante análisis de dispersión. El 
sistema fuente es un sistema presurizado, y la contrapresión del sistema de ventilación se puede 
personalizar para esta ventilación. 
 
Si se selecciona un oxidante térmico como ruta de proceso primaria, el venteo funcionará sólo como 
respaldo. En ese caso, puede considerarse la posibilidad de un respiradero elevado local en el módulo de 
proceso, siempre que la modelización de la dispersión demuestre que se cumplen los criterios para los 
respiraderos. 
 

V.1.1.5.12 Ventilación no peligrosa 
 
Los gases no peligrosos se purgarán localmente y de forma independiente. El sistema de ventilación no 
peligroso deberá tener un punto de descarga a una altura mínima de 3.3 metros (10 pies) por encima de 
cualquier equipo u otras estructuras adyacentes. El lugar de vertido tendrá en cuenta la salud y la seguridad 
del personal, el ruido, los posibles olores, las posibles concentraciones a nivel del suelo y el posible arrastre 
de líquidos. 
 

V.1.1.6 Diseño de la filosofía sobre el aislamiento de procesos 
 
La filosofía sobre el aislamiento de procesos describe los requisitos mínimos para el aislamiento mecánico 
en el proceso de las estructuras superiores de la Unidad FLNG y los sistemas de servicios auxiliares para 
el Proyecto. 
 
El diseño de cada sistema debe analizarse para determinar la ubicación y la cantidad de aislamiento más 
eficaces y eficientes para proporcionar el nivel de seguridad requerido sin causar un impacto significativo 
en la disponibilidad operativa de la instalación de producción. El análisis del diseño del sistema se orientará 
a la consecución de los siguientes objetivos:  
 
 La capacidad de producción debe mantenerse al nivel más alto posible mientras los sistemas o equipos 

individuales (destinados a ello) están aislados y fuera de servicio para su mantenimiento, reparación o 
sustitución. 

 Evitar despresurizar y purgar grandes volúmenes innecesarios cuando realice tareas de mantenimiento, 
en funcionamiento o durante un paro. 

 El número de puntos de aislamiento y la cantidad de válvulas deben reducirse al mínimo, sin dejar de 
proporcionar un medio seguro y fiable de mantenimiento de los sistemas y equipos. 

 
El nivel mínimo de aislamiento requerido deberá estudiarse a fondo para todos los sistemas en los que 
pueda ser necesaria la intervención. Esta consideración se basará en el riesgo asociado a la operación de 
intervención, incluyendo:  
 
 Necesidad de mantenimiento intrusivo de los equipos durante el funcionamiento. 
 Categoría del fluido (nivel de riesgo, por ejemplo, inflamabilidad, toxicidad). 
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 Presión y temperatura de funcionamiento. 
 Dimensión de los tubos e inventario del sistema. 
 Duración de la operación. 
 Frecuencia de funcionamiento. 
 
La metodología para definir la norma mínima de aislamiento para el Proyecto (norma de aislamiento de 
referencia) se basa en el documento HSG253 del Health and Safety Executive (HSE) del Reino Unido "The 
safe isolation of plant and equipment".  
 
En general, la estrategia de aislamiento será la siguiente: 
 
 En determinados puntos estratégicos del proceso, se instalará un aislamiento de sección (o envolvente) 

para aislar secciones completas del proceso. Estas secciones serán lo suficientemente grandes como 
para minimizar el número de puntos de aislamiento. Al mismo tiempo, estas secciones deberán ser lo 
suficientemente pequeñas como para minimizar el tiempo de eliminación de los fluidos del proceso. 

 En caso de que el proceso general sea una configuración de tren único, el aislamiento de la sección 
implica una parada del proceso. En caso de que el proceso sea una configuración de trenes múltiples, 
cada tren se considerará una sección aislable. No se detendrá la circulación de los demás trenes 
mientras uno o más trenes estén aislados. 

 En general, los equipos no redundantes deberán poder mantenerse con el proceso interrumpido y con 
la sección que contenga el equipo concreto aislada, mientras el resto de la planta permanece 
presurizada.  

 Cuando se instalen equipos redundantes, deberá preverse el aislamiento de los equipos. El proceso no 
se detendrá durante el mantenimiento del equipo redundante. 

 Para las secciones que pueden estar temporalmente fuera de servicio sin afectar al funcionamiento 
continuo del proceso principal, se aplica el aislamiento de secciones. 

 
V.1.1.6.1 Conexiones de purga y salida de vapor 

 
Las conexiones de purga/vaporización y las conexiones de ventilación local sólo se utilizarán cuando el 
recipiente esté despresurizado. Por lo tanto, se requerirá una única barrera de válvula de bloqueo, (una 
válvula antirretorno) y una brida ciega. Esto proporciona un aislamiento positivo en funcionamiento normal, 
y un aislamiento de bloque único con válvula antirretorno adicional durante la purga. Si no se instala 
permanentemente una válvula antirretorno, será obligatorio utilizar un colector de prueba móvil.  
 

V.1.1.6.2 Aislamiento de instrumentos 
 
El aislamiento para los instrumentos de tipo presión con tubería de impulsión se realiza normalmente 
mediante aislamiento con válvula, siempre que la válvula de la tubería utilizada para el aislamiento primario 
sea inferior o igual a 1 pulgada. 
 
En caso de que se requiera la validación del aislamiento, debe utilizarse la válvula de purga en el bloque 
del colector de instrumentos. En caso de desconexión del bloque se aconseja instalar un tapón o válvula 
de purga temporal para poder revalidar el aislamiento. Para la instrumentación de nivel de diafragma, se 
utilizará un anillo de lavado con válvulas para la validación del aislamiento del bloqueo y purga simples. 
 

V.1.1.6.3 Drenajes cerrados 
 
Con el fin de evitar posibles desvíos peligrosos de fluidos durante el funcionamiento de los desagües 
cerrados, cualquier conexión a un desagüe cerrado deberá tener un aislamiento positivo en funcionamiento 
normal (cuando no se utilice). Esta disposición es independiente de la presión de diseño del sistema aguas 
arriba, ya que la fuente deberá estar normalmente despresurizada y aislada de otros sistemas de proceso 
antes de accionar el aislamiento y drenar la fuente. Por lo tanto, la norma básica de aislamiento será la 
disposición de válvula de bloqueo y purga simples en el aislamiento del lado de proceso, y un solo bloque 
en el lado del sistema de drenaje cerrado peligroso del aislamiento (normalmente una válvula de globo para 
permitir el drenaje controlado). 
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V.1.1.6.4 Prueba del aislamiento del bloqueo y purga simple (SBB) 

 
Para el aislamiento del bloqueo y purga simple (SBB), la prueba de estanqueidad se facilitará generalmente 
utilizando una válvula de purga/drenaje en el interior de la válvula de bloqueo simple para cada lado a aislar 
(pero fuera de cualquier aislamiento positivo). Disponer de una válvula de purga en cada lado permite 
probar fácilmente los aislamientos de las válvulas antes de retirar el aislamiento positivo/blindaje. 
 
En muchos casos, sin embargo, no será posible garantizar que el segmento a aislar pueda bloquearse 
completamente con respecto a cualquier comunicación de fluido de un lado a otro (ni siquiera una válvula 
de control puede considerarse estanca de forma fiable a estos efectos). En consecuencia, para el 
aislamiento inicial antes de establecer el aislamiento positivo puede ser imposible demostrar qué lado 
aislado está fallando en caso de detección de una fuga. En tal caso, puede ser necesario aislar una parte 
mayor de la planta para llevar a cabo el aislamiento. 
 

V.1.1.6.5 Válvulas de purga para usos múltiples 
 
Por lo general, se permite utilizar válvulas que se proporcionan también para otros fines, como válvula de 
purga para la prueba de bloqueo y purga simple y doble bloqueo y purga. Esto incluye también el uso de 
válvulas de purga en la disposición de aislamiento para las conexiones de drenaje que se utilizarán durante 
los trabajos. 
 
Las válvulas de purga de las disposiciones de válvula de seguridad de presión que están dentro del 
segmento aislado pueden utilizarse opcionalmente para probar el aislamiento. 
  
Para la mayoría de los segmentos grandes (normalmente mantenidos bajo aislamiento positivo) 
normalmente se requerirán válvulas de purga y venteo en ambos lados para permitir un lavado adecuado 
antes de frenar la contención. En tal caso, estas válvulas de venteo/purga deben configurarse 
preferiblemente de forma que se permita su uso como prueba de aislamiento cuando se elimine el 
aislamiento positivo. 
 
En caso de estanqueidad (es una propiedad que se caracteriza por la capacidad de evitar que penetren 
elementos externos al interior de una válvula, ya sean fluidos, partículas o aire) incorrecta de la válvula. 
 
Si no se puede confirmar la estanqueidad adecuada de una válvula de bloqueo, no se permitirá el freno de 
la contención hasta que el segmento de interconexión también esté aislado y las condiciones de inventario 
se hayan modificado de tal manera que el trabajo previsto pueda continuar sujeto a la función de bloqueo 
fallida. Esto también se aplica a la eliminación del aislamiento positivo. 
 
 Para SBB, se pierde todo el aislamiento hacia el segmento de interconexión. En este caso, el segmento 

de interconexión debe despresurizarse por completo, purgarse y demostrarse su aislamiento con 
respecto al segmento o segmentos siguientes. 

 En caso de DBB en el que una válvula de bloqueo falla al aislar y se confirma que una válvula es 
estanca, en realidad se consigue un aislamiento SBB o SB (dependiendo de qué válvula, interior o 
exterior, esté fallando). En tal caso puede considerarse opcionalmente reducir la presión en el sistema 
de interconexión para permitir el trabajo bajo aislamiento SBB o SB. De este modo, el control de la 
presión es fiable y se supervisa durante cualquier momento de rotura de la contención. 

 
Tenga en cuenta que, si la disposición de aislamiento está configurada de tal manera que no será posible 
probar todos los aislamientos individualmente, los segmentos interconectados/adyacentes deberán aislarse 
y despresurizarse para lograr el aislamiento requerido. 
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V.1.1.6.6 Aislamiento de múltiples trenes de proceso (licuefacción) 

 
Cuando se instalen varios trenes de proceso en paralelo, cada tren tendrá su propia capacidad de 
aislamiento, de modo que todo el tren pueda desconectarse, vaciarse, despresurizarse y, en caso 
necesario, liberarse de gas y a continuación, trabajar en él mientras se mantiene la producción en otro tren. 
 
Para los trenes de proceso con un volumen muy grande, por ejemplo, un tren de licuefacción se considerará 
si es necesaria la seccionalización con aislamiento dentro del tren para realizar el mantenimiento pertinente 
con menos drenaje y liberación de gas. Esto es especialmente importante en el caso de los componentes 
que pueden requerir un mantenimiento frecuente. La presión de sedimentación del tren debe tenerse en 
cuenta normalmente a la hora de seleccionar la norma de aislamiento de referencia y la norma de 
aislamiento con válvula inicial. 
 
El nivel de aislamiento de elementos individuales dentro de un tren de procesos también está relacionado 
con el número de repuestos disponibles para ese elemento. En general, cuando no existen repuestos no 
es necesario el aislamiento individual, ya que sólo se puede trabajar en el elemento si todo el tren de 
proceso está aislado. 
 
A menos que el tren de proceso sea una verdadera unidad de reserva (standby), todas las válvulas de 
seguridad de presión serán de 2x100%. Esto es necesario para garantizar la disponibilidad requerida. 
Todas las conexiones de quemador deberán seguir la filosofía general de las conexiones de quemador. 
 

V.1.1.6.7 Aislamiento de equipos individuales 
 
Para los sistemas dentro de un sistema de tren o de proceso que requieran un aislamiento de alta 
integridad, por ejemplo, para la entrada de recipientes, el aislamiento se proporcionará de acuerdo con los 
requisitos de "aislamiento positivo" de esta filosofía. 
 
Los elementos individuales del equipo que puedan ponerse fuera de servicio sin impedir el funcionamiento 
del sistema de tren/proceso asociado dispondrán de un aislamiento individual conforme a esta filosofía. Un 
ejemplo de este tipo de equipos son las bombas de repuesto. 
 
Los elementos individuales del equipo que no se salven y puedan ser retirados del servicio durante períodos 
cortos sin impedir el funcionamiento del sistema, deberán estar provistos de derivaciones y aislamiento de 
acuerdo con esta directriz. Ejemplos de este tipo de equipos son las válvulas de control y los filtros 
individuales (cuando se acepten filtros individuales). 
 

V.1.1.6.8 Aislamiento para la remoción de equipos para mantenimiento 
 
Se utilizarán piezas de carrete desmontables cuando sea necesario para fines de mantenimiento. Tras la 
retirada, se puede instalar una persiana para conseguir el aislamiento. Este tipo de requisito de aislamiento 
se utiliza generalmente para bombas, compresores y muchos tipos de intercambiadores de calor. 
 
Se utilizará siempre las válvulas y bridas más cercanas al equipo para el aislamiento. Si alguna válvula no 
retiene, utilice la válvula inmediatamente aguas arriba o aguas abajo, según corresponda. Si el juego de 
bridas más cercano no es practicable para el cegado o el espadillado, se utilizará el siguiente juego de 
bridas practicable. Asimismo, se asegurará que se han aislado todas las líneas, incluidos los servicios 
públicos. Las máquinas se aislarán de su fuente de energía (eléctrica, combustible, neumática o hidráulica, 
despresurización de acumuladores) y se etiquetarán como requisito mínimo. La necesidad de 
inmovilización (por ejemplo, bloqueo antirrotación del eje) se tendrá en cuenta para cada máquina. 
 
Los dispositivos de protección contra la presión deben ser los últimos en cegarse y los primeros en 
reinstalarse para que el equipo esté protegido durante el aislamiento y la nueva puesta en marcha. Al aislar 
los equipos, se asegurará que no queden atrapados líquidos en las secciones que no dispongan de alivio 
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térmico, ya que la acumulación de presión debida al aumento de la temperatura ambiente puede provocar 
fallos catastróficos en los equipos. 
 
Para minimizar los efectos del mantenimiento en la producción, se puede prescindir de algunos equipos 
clave. Cuando se instalen trenes o equipos paralelos, se dispondrá de instalaciones de aislamiento que 
permitan el mantenimiento sin parar totalmente la producción. Al determinar los puntos de aislamiento, se 
tendrán en cuenta, como mínimo, los siguientes factores: 
 
 Requisitos de liberación de gases. 
 Riesgos potenciales. 
 Ubicación de instalaciones y equipos. 
 Volumen de líquido del sistema. 
 Volúmenes de gas o líquido de purga. 
 Condiciones e influencias aguas arriba y aguas abajo, incluidos los cambios en las especificaciones de 

las tuberías. 
 Implicaciones de la clasificación por áreas. 
 Tipo de ventilación. 
 

V.1.1.6.9 Aislamiento de equipos energizados 
 
Se debe aislar la energía para los equipos energizados si: 
 
 Existe la posibilidad de que se produzca una activación inesperada, un arranque o una liberación de 

energía residual o almacenada de maquinaria/equipos y procesos durante las tareas de revisión y 
mantenimiento. 

 Se puentea, altera o retira un resguardo u otro dispositivo de seguridad. 
 El personal debe introducir cualquier parte de su cuerpo en una máquina o equipo para realizar un 

trabajo en un punto de operación, o si existe una zona de peligro alrededor de la maquinaria. 
 

V.1.1.6.10 Recipientes a presión 
 
Cuando se requiera el aislamiento del equipo para la entrada al recipiente, todas las conexiones de válvulas 
de alivio, venteo y drenaje de procesos, servicios públicos y tuberías rígidas deberán estar provistas de 
aislamiento positivo. Esto se aplica en cualquier momento, también cuando la planta está parada por 
mantenimiento, es decir, el requisito no puede desviarse. 
 
Las conexiones directas de los instrumentos y las bridas en los recipientes no requieren una brida de dos 
discos. Las conexiones de ventilación, drenaje y purga sin tuberías rígidas deben estar provistas de una 
brida ciega. 
 
Si procede, el tamaño de las válvulas de aislamiento para instrumentos y las válvulas de ventilación/drenaje 
de los recipientes a presión puede reducirse de 2' a ¾ de pulgada' para mejorar la disposición y reducir el 
peso y el costo. las válvulas de purga y drenaje de 3' pulgadas pueden ser ventajosas en recipientes 
grandes. 
 
Cuando se requieran piezas de carrete desmontables, éstas se especificarán, siempre que sea posible, sin 
incorporar bridas de rotura adicionales. Todo aislamiento positivo deberá estar situado en el recipiente o lo 
más cerca posible de él. 
 
Cuando las tuberías de entrada o de salida estén conectadas a más de una boquilla, se aceptará un único 
método de aislamiento positivo situado junto a la válvula de aislamiento del colector, siempre que sea 
claramente visible desde el recipiente. El mismo principio se aplica a las bridas de los instrumentos de nivel 
con tuberías rígidas al sistema de desagüe cerrado. 
 
Por lo general, la entrada en el recipiente requerirá un permiso de trabajo y el uso de la lista de 
comprobación de entrada en espacios cerrados, en la que se definirán los requisitos en materia de purga, 
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ventilación, prueba de gases, entre otros. En general se requiere ventilación forzada previa a la entrada 
mediante ventiladores instalados en zona no peligrosa (entrada de aire libre de gas), tras pruebas de gas, 
y ventilación continua durante la duración del trabajo. 
 

V.1.1.6.11 Bombas 
 
Las bombas en servicio de hidrocarburos estarán equipadas con aislamiento positivo para mantenimiento 
en línea si se espera que el proceso o sistema permanezca en línea durante dicho mantenimiento. Las 
bombas estarán equipadas con conexiones de ventilación y drenaje de la carcasa. Si la bomba contiene 
líquido con una presión de vapor superior a la atmosférica a la temperatura máxima de funcionamiento, o 
si el líquido contiene vapores tóxicos disueltos, los respiraderos y drenajes de la carcasa deberán estar 
conectados mediante tuberías rígidas a los sistemas de quemador y drenajes cerrados, respectivamente. 
 
En caso contrario, las conexiones de ventilación y drenaje deberán contar con válvula y equipadas con una 
brida ciega. 
 
Las bombas dispondrán de piezas de carrete desmontables en cada caso para su mantenimiento y 
desmontaje. Por lo general, pueden aprovechar los carretes existentes sin necesidad de bridas de rotura 
adicionales. Además, se instalarán bridas ciegas estancas en las válvulas de succión y descarga del lado 
de la bomba cuando se esté realizando el mantenimiento. La única excepción es en el servicio sin 
hidrocarburos cuando se haya establecido definitivamente que no puede existir ninguna condición 
peligrosa, es decir, inflamabilidad, toxicidad, presión o temperatura. 
 
Las conexiones de purga son necesarias para el servicio de hidrocarburos y deberán estar situadas en la 
tubería adyacente al equipo. 
 

V.1.1.6.12 Compresores 
 
Por lo general, los trenes de compresión de reserva dispondrán de aislamientos de equipos únicamente en 
los límites de las baterías de paquetes, a menos que se protejan elementos de equipos dentro del tren, en 
cuyo caso se dispondrá de aislamientos de equipos individuales. 
 
En el caso de los trenes de compresores no aislados, debe revisarse la ventaja de tener la posibilidad de 
aislar el tren de compresores frente al aislamiento de todo el tren/sistema de proceso. 
 
A menos que el tren de proceso sea una verdadera unidad de reserva (standby), todos los PSV serán de 
2 x 100%. Esto es necesario para garantizar la disponibilidad requerida. Todas las conexiones de quemador 
deberán seguir la filosofía general de las conexiones de quemador. 
 
Se instalarán piezas de carrete desmontables en las boquillas de succión y descarga de todas las etapas 
del compresor. Se suministrarán respiraderos y desagües con válvula y cegados (por el proveedor) según 
sea necesario. 
 

V.1.1.6.13 Intercambiadores de calor 
 
En general, el aislamiento positivo debe proporcionarse retirando las piezas del carrete o retirando una 
sección de la tubería. Los respiraderos y desagües se situarán en las tuberías asociadas siempre que sea 
posible para permitir una despresurización y un drenaje seguros. 
 
Los intercambiadores de placas y los intercambiadores de carcasa y tubos en servicio con incrustaciones 
deben disponer de conexiones para lavado químico o ácido, situadas en las tuberías adyacentes al equipo. 
 
Las piezas de carrete se instalarán en las conexiones de entrada y salida según sea necesario para el 
mantenimiento del equipo. 
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Cuando sea posible la corrosión galvánica de materiales distintos, se dispondrán piezas de carrete de 
aislamiento entre las boquillas del intercambiador y las válvulas de aislamiento. Esta pieza de carrete se 
retirará y el extremo se cegará, para proporcionar un aislamiento positivo para el mantenimiento. 
 

V.1.1.6.14 Recipientes atmosféricos 
 
Los tanques atmosféricos que contengan líquidos con un punto de inflamación inferior a 55°C, con o sin 
calefacción externa, dispondrán de respiraderos atmosféricos con tuberías rígidas hacia un lugar seguro.  
Cuando proceda, el aislamiento del cabezal de ventilación atmosférica se realizará mediante una única 
válvula de bloqueo abierta y bloqueada. 
 

V.1.1.6.15 Válvulas de control 
 
Para el aislamiento de las válvulas de control, cuando se pretende mantener las operaciones a través de 
una válvula de control de reserva o de derivación, los requisitos de aislamiento deben seguir como mínimo 
las directrices de las figuras siguientes. 
 
Los requisitos para el drenaje adecuado del líquido deben considerarse caso por caso y deben tener en 
cuenta la configuración de la tubería y la válvula, así como el tipo de válvula/geometría. Necesidad de 
desagües y respiraderos con tuberías rígidas. 
 
La disposición de aislamiento para las válvulas de control que requieren DBB aguas arriba de la válvula y 
SBB aguas abajo de la válvula. Para válvulas de control con requisitos de SBB tanto aguas arriba como 
aguas abajo de la válvula y para válvulas de control con requisito de doble bloqueo y purga tanto en aguas 
arriba como aguas abajo de la válvula. 
 

V.1.1.6.16 Diseño de la instrumentación 
 
El diseño de instrumentación tiene como objetivo seleccionar instrumentos que puedan realizar funciones 
como medir temperatura, presión, flujo, nivel o vibración, para una operación segura de las instalaciones 
de proceso y servicios auxiliares. La instrumentación también se encarga de transmitir señales a 
controladores, indicadores o registradores 
 

V.1.1.6.17 Requisitos medioambientales y de zonas peligrosas 
 

V.1.1.6.17.1 Protección contra la penetración 
 
La protección contra la penetración será como mínimo conforme a la Sociedad de Clasificación. En lugares 
especialmente expuestos pueden ser necesarios grados de protección superiores. 
 
Los instrumentos y las cajas de conexiones instalados en lugares expuestos a la intemperie deberán tener 
una protección mínima IP66. 
 

V.1.1.6.17.2 Principios de protección de zonas peligrosas 
 
Todos los equipos de campo e instrumentación en áreas de proceso peligrosas, a menos que se designe 
lo contrario, serán adecuados para Zona 2, Grupo de gas II A y clase de temperatura T3. Los equipos 
situados en las zonas 1 y 0 deben estar certificados para su uso en dichas áreas. Los equipos situados en 
zonas de servicios no peligrosas no necesitan estar clasificados IECEx. Los equipos instrumentales se 
dividen generalmente en dos categorías: 
 
 "Ex ia": Seguridad intrínseca (IS). 
 "Ex d": Ignífugo. 
 "Ex m": Encapsulado. 
 
Se prefiere el enfoque intrínsecamente seguro. 
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La ubicación de las instalaciones de terminación se seleccionará de forma que ofrezca una conexión 
conveniente a las rutas de las bandejas de cables de la Unidad FLNG. 
 
Los cables utilizados en circuitos de seguridad intrínseca deberán tener una cubierta de color celeste. Los 
cables en cubierta abierta deberán estar blindados, ser resistentes a los rayos UV o estar protegidos de la 
radiación UV por otros medios. 
 

V.1.1.6.22 Especificaciones del cable 
 
Para las tareas de control e instrumentación, el cableado será ignífugo y se probará de acuerdo con la 
norma IEC 60332 Parte 3 Categoría A. 
 
Para los circuitos de detección de incendios y gases o de protección contra incendios en patines y para los 
circuitos de detección de incendios y gases que normalmente están desenergizados (no a prueba de fallos), 
el cableado deberá ser resistente al fuego y cumplir las características adicionales de resistencia al fuego 
definidas en la norma IEC 60331. Todos los cables serán blindados. 
 
Los cables de instrumentación y comunicación pueden tenderse en las mismas bandejas de cables que los 
cables de BT, siempre que estén separados al menos 300 mm. Se utilizarán bandejas de cables separadas 
para lo siguiente: 
 
 Cables de instrumentación, comunicación y BT. 
 Cables de alimentación. 
 Cables de alta tensión. 
 
Se utilizarán cajas de conexiones y cables independientes para lo siguiente: 
 
 Circuitos FyG. 
 Circuitos SIS. 
 Circuitos PCS. 
 Circuitos no IS e IS. 
 Señales analógicas y digitales. 
 Diferentes niveles de tensión (24VDC no debe ser terminado en la misma caja de conexiones con 

220VAC o nivel de tensión similar peligroso para el ser humano). 
 

V.1.1.6.23 Cajas de derivación 
 
En general, los materiales de las cajas de derivación deberán ser adecuados para el entorno en el que se 
encuentren. 
 
Las cajas de conexiones y los terminales asociados deberán estar certificados de acuerdo con el tipo de 
circuito y zona peligrosa, con una certificación mínima de "Ex e" o "Ex d". 
 
Las cajas de conexiones instaladas en zonas expuestas a la intemperie deberán tener un grado de 
protección IP 66 como mínimo y estar fabricadas en 316L y provistas de respiradero/drenaje del mismo 
material que los prensaestopas. 
 
La entrada de los cables en las cajas de derivación se realizará por la parte inferior (preferentemente) o 
lateral. Se proporcionará una placa prensaestopas desmontable sin taladrar separada donde se vayan a 
terminar los cables después del envío del paquete. 
 
Los prensaestopas se ajustarán a la certificación EX de la caja de derivación. Solo se utilizarán 
prensaestopas de latón niquelado. Las penetraciones de cable no utilizadas se bloquearán con tapones de 
latón niquelado. 
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El diseño del cable deberá garantizar que al menos el 20% de los pares de repuesto puedan terminarse 
dentro de cada JB en el envío del paquete. Se dispondrá de instalaciones para la terminación de todos los 
núcleos de reserva dentro del cableado de interconexión. 
 
Las cajas de derivación que contengan circuitos IS estarán claramente identificadas como tales y 
etiquetadas en azul, y contendrán terminales de color azul. 
 
Todas las cajas de empalme de terminación del paquete estarán situadas en un extremo del patín, de modo 
que haya una única zona de acceso para todo el cableado hacia y desde el paquete. 
 

V.1.1.6.24 Pantallas de cables y puesta a tierra 
 
Las pantallas de los cables se aislarán de tierra en el extremo del transmisor (flotante en campo) y se 
conectarán continuamente a través de las cajas de conexiones de campo. Se conectará a tierra en el 
armario de distribución a través de la barra de puesta a tierra limpia del instrumento o la barra de puesta a 
tierra de seguridad intrínseca. Se proporcionará una cantidad suficiente de terminales en cajas de 
empalmes para conectar las pantallas de cables de instrumentos individuales. 
 
La trenza de armadura de los cables multifilares se conectará a tierra por ambos lados mediante 
prensaestopas especiales u otro tipo de método de conexión de 360º. 
 

V.1.1.6.25 Etiquetado 
 
Una etiqueta traffolyte blanca-negra-blanca (o igual) con la descripción del servicio. Los números de las 
etiquetas de los instrumentos se ajustarán al sistema de numeración del proyecto. 
 
Cuando sea posible, se atornillará una placa de identificación con el número de etiqueta del instrumento a 
una placa del soporte del instrumento mediante tornillos SS316 o, alternativamente, se colocará de forma 
segura debajo del instrumento mediante bridas de alambre metálico. 
 
Cada extremo de cada cable se marcará con un número de cable asignado al Proyecto. Además, se 
instalará un número de etiqueta a cada lado de cada penetración y en el lugar en que el cable abandone 
la ruta principal de cables. 
 
Todas las cajas de derivación estarán provistas de una placa de características TAG de traffolyte 
atornillada. 
 
Color de fondo: Azul para IS, blanco para No-IS. Color de letra: Rojo para circuitos FyG/SIS, Negro para 
PCS 
 

V.1.1.6.26 Instrumentos de nivel 
 
Se aplicarán las siguientes configuraciones de medición de nivel (Espera 2). 
 

Tabla V.11 Configuraciones de medición de nivel 

Servicio criogénico 

- Radar de onda guía (LIT) instalado en una cámara provista de desagüe y válvula de ventilación. 
El aislamiento del proceso se ajustará a la filosofía de aislamiento mecánico. 

- Indicador magnético de nivel (LI). El aislamiento del proceso se ajustará a la filosofía de 
aislamiento mecánico. 

Servicio de cambio de densidad 
de líquidos, medición del nivel 
de interfase. 

- Radar de onda guía (LIT) instalado en una cámara provista de desagüe y válvula de ventilación. 
El aislamiento del proceso se ajustará a la filosofía de aislamiento mecánico. 

- En caso de medición de la interfaz, el número de boquillas en la cámara será de al menos 3. 

Servicio sucio 

- Transmisor de nivel de presión diferencial (LIT) con juntas de diafragma de 3'' para control o 
alarmas. 

- Transmisor de nivel de presión diferencial (LSIT) con juntas de diafragma de 3'' para 
desconexión. 

- Cristal de nivel (LG). 

Servicio de limpieza (Por 
defecto) 

- Transmisor de nivel de presión diferencial (LIT) para control y/o alarma(s), montaje convencional 
con tubo de impulsión y bloque distribuidor de 5 vías (no requiere junta/tubo capilar). 
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- Transmisor de nivel de presión diferencial (LSIT) para desconexión, montaje convencional con 
tubo de impulsión y bloque distribuidor de 5 vías (no requiere junta/tubo capilar). 

- Cristal de nivel (LG). 

Alternativa 
- Indicador de nivel magnético (LG) con transmisor de nivel integrado (LSIT) para parada. 
- Medición de la presión diferencial mediante sensores electrónicos remotos en lugar de capilares. 

Fuente: Filosofía de diseño de instrumentación. 

 
V.1.1.6.27 Instrumentación de nivel de presión diferencial (DP) 

 
Para la medición de nivel en servicio limpio, el transmisor de nivel de presión diferencial (LIT) para control 
y/o alarma(s) debe montarse convencionalmente con un tubo de impulso y un bloque de colector de 5 vías 
(no se requiere un sello/tubo capilar). 
 
El aislamiento del proceso (válvulas de tubería) se realizará según la filosofía de aislamiento mecánico de 
la parte superior del proyecto y la especificación de tuberías y válvulas. 
 
El sello del diafragma generalmente será de 3 pulgadas. Consideraciones especiales caso por caso 
requeridas para calificar el uso de sellos de 2 pulgadas. Esto está relacionado con la precisión y la 
capacidad de medir de forma fiable bajas presiones diferenciales/columnas de líquido. Como regla general, 
un sello de diafragma de 3 pulgadas puede medir dP con una precisión de alrededor de +/-0,5%, mientras 
que el sello de 2 pulgadas tendrá 10 veces menos precisión, es decir, alrededor de +/-5%. En cualquier 
caso, no se utilizará un sello de diafragma de 2 pulgadas para presiones diferenciales inferiores a 125 mbar 
(columna de agua de 1.25 metros, hasta 2.5 metros de columna de líquido HC ligero). La razón de la baja 
precisión del sello más pequeño de 2 pulgadas es la mayor rigidez del disco de membrana, en comparación 
con la versión de 3 pulgadas. La longitud del tubo capilar también afectará la viabilidad del sello de 2 
pulgadas. 
 
Alternativas de instalación en servicio de medición de nivel. 
 
1. El transmisor y el sello HP están montados en la boquilla del recipiente inferior, con un disco de sello 

LP separado y un tubo capilar de la boquilla superior. 
2. Transmisor montado por separado con tubo capilar de ambas juntas. 
 
Para la medición del nivel, se preferirá la opción 1, es decir, montar el transmisor en la tobera inferior. Esto 
supone que los requisitos de acceso permiten dicha instalación. La instalación alternativa del transmisor 
(2) puede ser relevante si se requiere para el acceso/mantenimiento, visibilidad clara para el indicador de 
campo, o si las especificaciones del proyecto/cliente solicitan la instalación del transmisor en un recinto 
protegido de la intemperie. 
 
El aislamiento de procesos (válvulas de tuberías) se ajustará a la filosofía de aislamiento mecánico de la 
parte superior del proyecto y a las especificaciones de tuberías y válvulas. La conexión del recipiente y las 
válvulas de las tuberías relacionadas pueden ser generalmente de 2 pulgadas, sin embargo, en casos 
especiales (servicio muy sucio, por ejemplo, separadores de producción) se pueden considerar boquillas 
de 3 pulgadas. Por lo general, se utilizará un conector de tubería con brida que se amplíe de 2 a 3 pulgadas. 
Para presiones más altas, se prefiere una válvula de bloqueo y purga modular de 2 x 3 pulgadas con bridas. 
 
El anillo de purga con válvula de venteo y drenaje de ½ pulgada NPT se incluirá siempre para servicio 
sucio, para poder lavar o ventilar el espacio delante del diafragma, así como para fines de calibración. El 
anillo de lavado se monta entre la brida de proceso y la junta de diafragma un esquema que muestra la 
junta de diafragma y el anillo de lavado instalados en un transmisor. 
 

V.1.1.6.28 Indicadores de nivel y transmisores tipo flotador 
 
Los indicadores de nivel proporcionarán una indicación física y visible del nivel de líquido, con el fin de 
calibrar, comparar o solucionar problemas del nivel medido por los instrumentos. El indicador de nivel 
también se puede utilizar en relación con el mantenimiento. 
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Los medidores de nivel serán generalmente del tipo siguiente: 
 

Tabla V.12 Tipo de indicadores de nivel 

Servicio sucio 
- Cristal de nivel, tipo transparente, con iluminación de fondo (solo si se puede garantizar la 

visibilidad durante la vida útil de la unidad) 

Servicio limpio 
(predeterminado) 

- Cristal de nivel, tipo transparente, con iluminación de fondo 

Servicio limpio (alternativa) - Indicador de nivel magnético (flotador con indicadores magnéticos en el exterior) 

Fuente: Filosofía de diseño de instrumentación. 

 
La opción de servicio limpio alternativo (indicador de nivel magnético) se puede seleccionar para servicios 
menos críticos, por ejemplo, sistemas de servicios públicos, sistemas de aceite lubricante, los tanques de 
guarda temporal de GNL, productos químicos, entre otros. 
 
El aislamiento de procesos (válvulas de tuberías) se ajustará a la filosofía de aislamiento mecánico de la 
parte superior de la Unidad FLNG y a las especificaciones de tuberías y válvulas. 
 
En caso de medición de interfaz, el número de boquillas del indicador de nivel será de 3 como mínimo. 
 

V.1.1.6.29 Servicio criogénico 
 
Los radares de onda guiada son el método preferido para la medición de nivel en servicio criogénico o en 
servicio donde la densidad del líquido es sustancial. Puede ser necesario el uso de indicadores remotos en 
caso de que no sea posible acceder al indicador local del instrumento. Dichas pantallas remotas se 
instalarán en lugares accesibles. 
 
El aislamiento del proceso (válvulas de tubería) se realizará según la filosofía de aislamiento mecánico de 
la parte superior de la Unidad FLNG y la especificación de tuberías y válvulas. 
 

V.1.1.6.29.1 Transmisores de presión diferencial en instrumentación de servicio criogénico 
 
Los transmisores de nivel en servicio criogénico considerarán el sello del diafragma hasta el límite de 
temperatura inferior al que se hace referencia y que proporcionará el proveedor. 
 
Como alternativa para el GNL y otros fluidos de rango estrecho de punto de ebullición a una temperatura 
superior al límite de los sellos, la medición del nivel se realizará mediante presión diferencial utilizando 
tubos de impulso no aislados. El tubo de impulso desde el punto de toma inferior debe ser horizontal durante 
una distancia mínima sin aislamiento para garantizar que el líquido criogénico se evapore. 
 

V.1.1.6.30 Otros instrumentos de nivel 
 
Pueden seleccionarse otros tipos de instrumentos de nivel etiqueta por etiqueta, si existen y se revisan 
razones técnicamente motivadas. 
 
El radar puede constituir una opción para el montaje en la parte superior del tanque o recipiente sólo en 
caso de que la instalación de una cámara no sea posible. 
 
No deben utilizarse interruptores de nivel. 
 

V.1.1.6.31 Instrumentación de caudal 
 
Se deben observar los requisitos de instalación del fabricante y de funcionamiento recto aguas arriba y 
aguas abajo para todos los tipos de medidores de flujo. 
 
El orificio de flujo es la solución preferida debido a su bajo costo y fácil instalación, sin embargo, la alta 
caída de presión y otras limitaciones sugieren evaluar otras tecnologías. 
 





“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-53 

 

Para mediciones de temperatura en las que no se requiere control ni alarmas/disparos, y en las que la 
indicación solo es relevante ocasionalmente y la alta precisión es irrelevante, se pueden utilizar medidores 
de temperatura clamp-on. Por ejemplo, si la medición es para indicar si el sistema está caliente o no, la 
temperatura aproximada, o si el fluido está fluyendo o no. Solo válido para temperaturas de funcionamiento 
inferiores a 160 ºC y si la tubería no tiene trazado térmico. 
 
Se utilizarán termómetros bimetálicos, con diseño de ángulo ajustable para la indicación local. Los termo 
pozos se diseñarán para que coincidan con el vástago del termómetro local. Los indicadores de 
temperatura deben estar provistos de una unión de compresión para que el vástago toque fondo cuando 
se coloque en el termo pozo. 
 
Los elementos de temperatura a los que no se pueda acceder durante el funcionamiento se instalarán con 
elementos dobles (elemento de respaldo) y terminarán en el campo para facilitar el acceso. 
 
El transmisor de temperatura debe instalarse en un lugar adecuado cerca del termo pozo/ termoelemento 
y equipado con una pantalla indicadora local. 
 
En general, se utilizarán termoelementos PT100. Se utilizarán otros tipos de sensores, como por ejemplo 
termopares, cuando el diseño del proceso esté fuera del alcance de los sensores PT100. 
 
Los sensores PT100 se conectarán en configuración de 3 hilos al transmisor. 
 
Los termopares serán del tipo con revestimiento metálico. El revestimiento será de acero inoxidable tipo 
316. Se pueden utilizar materiales de calidad superior según lo requieran las condiciones del servicio. 
 
Por lo general, todos los instrumentos de detección de temperatura deben estar provistos de termo pozos 
cónicos de acero inoxidable 316 con bridas. Presión nominal según la clase de tubería mínima. Los termo 
pozos instalados en tuberías criogénicas deben soldarse. 
 
La extensión del termo pozo debe tener una longitud suficiente para garantizar que el cabezal del sensor 
esté libre de cualquier aislamiento de tubería o recipiente. Los termo pozos no deben ser más largos de lo 
estrictamente necesario para obtener la precisión requerida y evitar el agrietamiento por fatiga inducido por 
vibraciones. Los cálculos de resistencia del termo pozo (cálculos de frecuencia de estela) se realizarán 
para los sistemas de hidrocarburos de proceso de acuerdo con los códigos de prueba de rendimiento 
ANSI/ASME 19.3TW, y normalmente son proporcionados por el fabricante del termo pozo como parte de 
la documentación necesaria. 
 

V.1.1.6.34 Instrumentación de presión 
 
La medición de la presión absoluta y la presión diferencial con transmisores se basará generalmente en 
instrumentos de presión convencionales con tubos de impulso y bloque de válvulas para drenaje, 
ventilación y calibración. Preferiblemente se utilizarán transmisores de montaje directo. 
 
Para los servicios sucios, se debe considerar el uso de membranas y tubos capilares. Los manómetros 
(manómetros) se pueden instalar para la medición de presión absoluta no crítica requerida para las 
operaciones de mantenimiento regulares, el inicio y la parada del proceso desde el campo o la resolución 
de problemas de campo. Tenga en cuenta que, en muchos casos, y particularmente cuando la medición 
se realizará en raras ocasiones, los instrumentos portátiles se pueden instalar en puntos de derivación con 
válvula adecuada o brida ciega roscada. 
 
Los manómetros deberán ser de diseño de montaje en vástago, bobina o sifón de estilo recto. Se instalarán 
válvulas limitadoras de presión, si es necesario debido a las presiones de diseño indicadas. Cada indicador 
de presión estática debe estar equipado con un dispositivo de alivio de presión diseñado para proteger al 
operador de la explosión de alta presión del indicador. Cada indicador debe tener un movimiento de acero 
inoxidable, partes húmedas y casquillo a menos que la aplicación requiera otros materiales. Cada indicador 
estará provisto de topes de sobrepresión para proteger contra picos de presión fuera de los límites del 
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rango de la escala. Cuando se prevean oscilaciones de presión, se debe proporcionar un amortiguador de 
pulsaciones en cada indicador para proteger contra oscilaciones del fluido de proceso del ±3 por ciento o 
más del rango completo de la escala. El amortiguador de pulsaciones debe ser ajustable con el indicador 
de presión instalado en la línea de proceso. Los indicadores para los procesos líquidos al aire libre que 
puedan congelarse a 0 ºC (o menos) estarán provistos de un relleno de silicona y un sello de diafragma. 
Los sellos deben incluir diafragmas soldados de acero inoxidable 316 y carcasas inferiores con conexiones 
de proceso FNPT de 1/2 pulgada. El relleno de silicona y la fijación del sello se realizarán en la fábrica. 
Cada indicador de presión que indique la presión de aire de suministro a un instrumento debe estar de 
acuerdo con los estándares del proveedor. 
 
Los manómetros diferenciales se pueden usar en lugar de transmisores cuando la caída de presión en 
cuestión no es crítica para el funcionamiento del equipo o del proceso, y cuando el servicio/sistema/equipo 
no está en servicio crítico, o además, la caída de presión alta/anormal puede indicarse para el 
funcionamiento mediante otras mediciones que se comunican al sistema de control (por ejemplo, bajo 
caudal, baja presión absoluta, entre otros). 
 

V.1.1.6.35 Válvulas de control 
 
Normalmente, las válvulas de control deben ser del tipo globo bridado. Se considerará un ajuste equilibrado 
cuando existan grandes fuerzas desequilibradas para minimizar el tamaño del actuador. Las válvulas de 
control tipo mariposa se pueden considerar para servicios de alto flujo y baja caída de presión. La 
clasificación de presión corporal debe estar de acuerdo con la clase de tubería aplicable. 
 
El material del cuerpo de la válvula y los requisitos de prueba deben cumplir con las especificaciones de la 
válvula de clase de tubería respectiva. Se proporcionarán técnicas de revestimiento duro en los servicios 
de tapajuntas o cavitación o cuando la caída de presión de funcionamiento sea superior a 10 bar. 
 
Las válvulas deben dimensionarse de acuerdo con la norma ISA S75.01 para las tasas de caudal y caída 
de presión en las condiciones de diseño. Cuando la NIA 75.01 no cubra válvulas de control especiales, se 
utilizará el programa informático de dimensionamiento del proveedor. Las válvulas de control y los 
reguladores deben estar dimensionados para fluir normalmente al 65% y los flujos máximos de diseño a 
no más del 90% de la abertura de la válvula con una caída de presión de diseño. 
 
Cada válvula de control debe estar provista de una válvula de derivación manual que debe tener el mismo 
tamaño que el cuerpo de la válvula de control. Será posible ejecutar el mantenimiento tanto de la válvula 
de control como de su derivación sin apagar la planta, por lo tanto, se instalarán medios de aislamiento 
tanto del control como de su válvula de derivación de acuerdo con la filosofía de aislamiento mecánico. 
 
La dirección del flujo se indicará permanentemente en el cuerpo de la válvula o en las bridas. 
 
El tipo de válvula recomendado para el aislamiento del sistema de deshidratación es la válvula de bola de 
vástago ascendente (Orbit) o el tipo de bola en C de doble excéntrica rotativa sin contacto (Emerson), ya 
que estas válvulas encuentran ciclos frecuentes de apertura / cierre y una amplia variación de las 
condiciones del proceso. 
 

V.1.1.6.36 Válvulas accionadas 
 
Incluye todas las válvulas accionadas, incluidas las válvulas de proceso, las válvulas de purga y las válvulas 
de cierre. 
 
Las válvulas de cierre de emergencia normalmente deben ser válvulas de bola y tamaño de línea. Las 
válvulas de purga deben ser válvulas de bola normalmente energizadas y abiertas por fallas. Todas las 
válvulas de bola accionadas para apagado de emergencia y purga deben estar montadas en muñón y 
deben estar aprobadas a prueba de incendios de acuerdo con API 607. 
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Se deben usar actuadores neumáticos de diafragma o pistón de retorno por resorte para todas las válvulas 
accionadas. 
 
En aplicaciones especiales que pueden cambiar con el tiempo (por ejemplo, aplicaciones con problemas 
de incrustación), el actuador debe dimensionarse con suficiente fuerza (par o empuje) a una presión de 
suministro mínima, con un factor de seguridad de un mínimo de 1.25 para la compensación. 
 
Si las condiciones de servicio o el diseño de la válvula excluyen el uso del principio mencionado 
anteriormente, se deben usar actuadores de pistón neumáticos de doble efecto. 
 
La posición a prueba de fallas se definirá en los P&ID y en la hoja de datos de la válvula. 
 
Los actuadores de válvulas con una acción de falla definida deben etiquetarse o codificarse por colores 
para indicar la posición de la válvula en caso de pérdida de señales o suministro. 
 
El actuador debe estar dimensionado para proporcionar, en condiciones mínimas de presión de aire del 
instrumento, suficiente para o empuje para romper, posicionar y golpear completamente la válvula dentro 
del tiempo de carrera especificado, contra las presiones diferenciales máximas que pueden desarrollarse 
a 1.5 veces las condiciones nominales de la brida. Se debe garantizar que el par del actuador a la presión 
de aire máxima no exceda el par de cizallamiento del vástago de la válvula.  
 
El fabricante de la válvula debe proporcionar al fabricante del actuador los cálculos de empuje y par de 
funcionamiento de la válvula, incluidos los factores de seguridad de la válvula, la longitud de la carrera y el 
tiempo de carrera. 
 
Los tiempos mínimos de cierre y apertura deben ser de un mínimo de 1 segundo por pulgada (o 25 mm) 
de (tamaño de la válvula), o la mitad del tiempo de seguridad del proceso según se define en las 
especificaciones de los requisitos de seguridad, lo que sea menor. 
 
El actuador debe estar diseñado para volver a asentar la válvula después de abrirla, para mantenerla 
cerrada y para romperla y posteriormente golpearla desde la posición cerrada en condiciones mínimas de 
presión de aire del instrumento en las siguientes condiciones de proceso: 
 
 Una presión diferencial máxima en la dirección de avance, que es la diferencia entre la presión máxima 

aguas arriba y una presión atmosférica aguas abajo. Agregue 1 bar si la presión de diseño más baja del 
sistema aguas abajo es inferior a 1 bar. 

 Una presión diferencial máxima en sentido inverso, que es la diferencia entre una presión atmosférica 
aguas arriba y la presión máxima aguas abajo. Agregue 1 bar si la presión de diseño más baja del 
sistema aguas arriba es inferior a 1 bar. 

 
Los actuadores hidráulicos solo deben considerarse si las condiciones de servicio o el diseño de la válvula 
excluyen el uso de actuadores neumáticos. 
 
Todas las válvulas utilizadas en las funciones de seguridad clasificadas SIL deben estar certificadas como 
seguridad funcional (SIL). 
 

V.1.1.6.37 Analizadores y muestreos 
 

V.1.1.6.37.1 Analizadores de gases en línea (no fiscales) 
 
Los analizadores en línea y los cromatógrafos de gases instalados en el campo se aplicarán de acuerdo 
con diagrama de tubería e instrumentación. La configuración de cada instrumento será personalizada para 
el análisis específico. Sin embargo, hay algunas características comunes típicas/esperadas. La 
configuración del analizador generalmente incluirá, pero no se limitará a: 
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1. Punto de muestreo/sonda de muestra (Dual para retorno con sistema de reducción de presión) con 
proceso, diseñado para proporcionar una muestra de gas representativa en las condiciones de proceso 
relevantes. Se utilizarán sondas de muestra retráctiles siempre que el mantenimiento de la sonda de 
muestra requiera la parada de parte de la planta. 

2. Sistema de reducción de presión (opcional, si es necesario se recomienda inmediatamente aguas abajo 
del punto de muestreo) como parte del "bucle rápido". 

3. Un "bucle rápido" que transfiere gas entre el punto de muestreo a través del armario analizador a un 
lugar de descarga (por ejemplo, el sistema de quemadores) a una velocidad/caudal suficiente para 
otorgar una muestra representativa con respecto al tiempo. 

4. Una configuración de analizador montada en gabinete que incluye (según corresponda, pero no limitado 
a) un "bucle lento" para la alimentación de gas al instrumento, control de presión de muestra, filtración 
de muestra, cualquier tratamiento de muestra relevante, cualquier calentamiento de muestra relevante, 
instrumento analizador, conexiones para la calibración del instrumento, disposición para muestra 
manual. 

5. Las señales del analizador utilizadas para el control del proceso se conectarán al sistema de control. 
6. Posibilidad de ejecutar calibraciones remotas y/o automáticas. 
 
En los P&ID, se recomienda representar los detalles de 1 a 3, incluida la descarga de fluido de bucle rápido. 
Normalmente, se pueden omitir los detalles de (4), representados como un recuadro y para hacer referencia 
al P&ID y documentos del proveedor. 
 
En el caso del muestreo de GNL, se considerará si la reducción de la presión y la evaporación del líquido 
se efectuarán inmediatamente aguas abajo del punto de muestreo, de modo que el circuito rápido transfiera 
únicamente el vapor. 
 
Por lo general, se recomienda un haz de tubos con trazado térmico regulado por temperatura para 
garantizar una muestra de gas representativa. La temperatura de la muestra trazada con calor deberá ser 
suficiente para evitar la condensación en la línea de muestreo. Los proveedores suelen recomendar un 
tratamiento interno para las propiedades hidrofóbicas o multifóbicas de todos los tubos que transfieren la 
muestra de gas al analizador. 
 

V.1.1.6.37.2 Medición fiscal 
 
El medidor ultrasónico multitrayecto es el principio de medición preferido para la medición fiscal de gas con 
una computadora de flujo y un analizador de gas. 
 
Se prefiere una estación de medición que consta de un solo tramo de medición, donde todos los 
componentes están integrados en el sistema de tuberías del módulo (preferiblemente) o instalados en un 
patín. 
 
Todos los instrumentos que influyan en el resultado de la medición se duplicarán para lograr intervalos de 
calibración más altos para el sistema de medición. Normalmente, esto incluirá: 
 
 Al menos 2 transmisores de temperatura apagados. 
 Al menos 2 transmisores de presión. 
 Cromatógrafo de gases redundante (GC) con puntos de muestreo dedicados. 
 Válvulas DIB o DBB (según la filosofía de aislamiento mecánico). 
 
Todos los transmisores de un sistema de medición deberán ser accesibles para su calibración y sustitución. 
 

V.1.1.6.37.3 Medición fiscal de líquidos 
 
Para la medición fiscal de productos petrolíferos/hidrocarburos, revise detenidamente los requisitos del 
proyecto para la Transferencia de Custodia y póngase en contacto con el proveedor para el desarrollo de 
una solución. 
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En general, como caso base se utilizarán caudalímetros coriolis para la transferencia de custodia de 
líquidos. En caso de diámetros mayores, se suministrarán otros tipos de medidores. 
 

V.1.1.7 Diseño civil 
 
El objetivo del diseño civil es el empleo de cálculo, mecánica, hidráulica y física para encargarse de la 
construcción y mantenimiento de la infraestructura de las instalaciones. 
 

V.1.1.7.1 Etapa de Preparación del sitio 
 
La preparación del sitio para la instalación del Proyecto en su conjunto se hará en fases: 
 

V.1.1.7.2 Estudios de verificación en suelo 
 
Previo a la etapa de Preparación del sitio, se llevarán a cabo los estudios necesarios tales como 
topográficos, batimétricos, dinámica costera, sedimentos, geotécnica, entre otros, que sean necesarios 
para el desarrollo del Proyecto, así como el desarrollo de la ingeniería de detalle, la gestión de permisos y 
autorizaciones, así como, la fabricación de la Unidad FLNG en puertos asiáticos, para posteriormente ser 
remolcada hasta el Puerto de Topolobampo, donde se iniciará la etapa de Preparación del sitio y 
Construcción, esto se prevé realizar en aproximadamente un año. 
 
La etapa de Preparación del sitio y Construcción del Proyecto ocurrirá en 51 meses, mientras que, para la 
etapa de Operación y Mantenimiento, se prevé una vida útil de 30 años. 
 
No se contempla la etapa de Abandono del Sitio, puesto que, como se ha comentado anteriormente, la vida 
útil del Proyecto está calculada en 30 años, y previo a la consumación de la vida útil, se hará la verificación 
de la integridad del Proyecto para solicitar ampliación de la operación y/o determinar si es necesario 
abandonar, por lo tanto, se tomarán en cuenta los requerimientos legales aplicables. Considerando las 
actividades de mantenimiento, mismas que se realizarán de manera eficiente y efectiva se prolongará el 
uso en óptimas condiciones de la infraestructura en operación. 
 

V.1.1.7.3 Acondicionamiento del terreno y movimientos de tierras 
 
En la parte marina el terreno se acondicionará conforme los resultados del estudio de geotecnia mediante 
el dragado del suelo marino hasta lograr una profundidad adecuada en las zonas que sean requeridas para 
un calado de entre 15 metros y 18 metros de profundidad con un volumen estimado de 2,677,492 m3 de 
material. 
 
Solo para las Instalaciones Auxiliares en Tierra se mejorará el terreno elegido conforme a los resultados 
del estudio de mecánica de suelos. En general no se requiere de grandes movimientos de tierra y solo 
algunas excavaciones menores para la nivelación del terreno y conformación de plataformas de desplante 
de las edificaciones hasta tener la capacidad de carga suficiente para soportar los edificios e instalaciones 
auxiliares descritas en al apartado anterior.  
 
Los materiales pétreos para utilizar serán proveídos de bancos previamente autorizados y los materiales 
excedentes, de haberlos, serán depositados en bancos de tiro previamente autorizados. 
 
A continuación, se describen algunas actividades a realizar: 
 
Despalme. El despalme consistirá en el retiro en general del Pastizal inducido (conformado por especies 
invasoras) y suelo orgánico que exista en el terreno donde se construirán las Instalaciones Auxiliares en 
Tierra. Se estima un volumen de remoción de la primera capa de suelo de aproximadamente 130 m3 de 
material, el cual será dispuesto en bancos de tiro autorizados o bien su incorporación a otros predios como 
suelo orgánico siempre que esté libre de materiales de demolición u otros residuos previa anuencia de los 
propietarios. 
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Dragado. Para el arribo y posicionamiento de la Unidad FLNG – que será en un solo momento, - y de los 
propios buques de GNL a transportar, se requerirá el acondicionamiento de la dársena de maniobras, por 
lo que se prevé trabajos de dragado para un calado de entre 15 metros y 18 metros de profundidad en una 
superficie total de 467,899.03 m2 con un volumen estimado de 2,677,492 m3 de material y su vertimiento 
en donde determiné la ASIPONA Topolobampo y posteriormente se tramitarán los permisos 
correspondientes. En la Figura V.9., se visualiza el área contemplada a dragar para la instalación de la 
Unidad FLNG dentro de la poligonal definida para el Proyecto. 

 
Técnica por emplear:  
 
1. La extracción y disposición del suelo marino se realizará a través de una draga autopropulsada con 

tolva de capacidad de hasta de 18,000 m3; sin embargo, es posible que esta información varíe en función 
del resultado de la geotecnia del sitio y de la disponibilidad de los equipos. 

2. Elaborar un plan para controlar la re-suspensión de sedimentos generada por las actividades de 
dragado de la dársena. 

 
Tipo y volumen de material por extraer: El tipo de material en la zona a dragar está caracterizado por 
sedimentos de tipo limo-arenoso recibidos por arrastre durante la temporada de lluvias, y la concentración 
de sedimentos finos se deriva a la bahía acarreados por las corrientes de las actividades en tierra. El 
material para desalojar será de 2,809,550 m3 aproximadamente. 
 

V.1.1.7.3.1 Instalaciones provisionales durante las etapas de preparación del sitio y 
construcción 

 
Durante el desarrollo del Proyecto se requerirá un área para la adaptación de las Instalaciones 
provisionales, en la cual se instalarán oficinas, almacenes, áreas de estacionamiento, talleres y patio de 
maniobras, la cual se ubicará dentro del área considerada para las Instalaciones Auxiliares en Tierra del 
Proyecto. 
 
A continuación, se presenta una descripción de algunos de los componentes que serán ubicados en las 
Instalaciones provisionales, de acuerdo con los requerimientos de desarrollo del Proyecto durante las 
etapas de Preparación del Sitio y Construcción. 
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Oficinas: Se instalarán oficinas móviles prefabricadas principales o centrales, en las áreas de trabajo acorde 
a las necesidades de espacio, las oficinas de campo podrían incluir lo siguiente: 
 

 
Figura V.10 Oficinas móviles de campo típicas 

 
Servicios sanitarios: Los servicios sanitarios serán instalaciones independientes con servicios de 
recolección, bombeo y transporte a instalaciones aprobadas para la disposición fuera del área del Proyecto. 
 

 
Figura V.11 Imagen representativa de sanitarios 

 
Almacenes: Las actividades de almacenamiento, recepción y despacho de materiales, equipo, suministros 
y consumibles para la etapa constructiva se efectuarán dentro áreas totalmente cercadas, y con acceso 
controlado, la ubicación y tipo de almacén dependerá del tipo de material y equipo a ser almacenado, 
siendo principalmente material de acero y materiales para mezclado de concreto y suministros para la 
maquinaria y equipo. 
 
El almacén consistirá en una combinación de un edificio temporal contenedores, el almacén será cerrado 
con estructura de acero para almacenamiento interior el cual incluirá un área de clima para el 
almacenamiento de materiales sensibles.  
 
Plantas mezcladoras de concreto: Durante la construcción del Proyecto se instalarán una planta 
mezcladora de concreto, la cual tendrá la capacidad de producir concreto premezclado para todas las 
actividades de construcción que requieran concreto. El cemento y agregado será suministrado de fuentes 
autorizadas de la región para cumplir con los diseños de mezcla del concreto requerido para cada 
aplicación. 
 
Áreas de estacionamiento: Las áreas de estacionamiento se van a ubicar y desarrollar para el 
estacionamiento del personal, equipo de transporte y maquinaria pesados. 
 
Instalaciones de Comunicaciones: Las Instalaciones Temporales estarán equipadas para proporcionar al 
personal servicios de comunicación de voz y datos.  
 
Se requerirán teléfonos, computadoras y hardware asociado para apoyar la utilización de los siguientes 
sistemas: 
 
 Servidor de red de área local. 
 Controlador de reserva para el dominio. 
 Servidor CAD. 
 Computadoras, impresoras y escáneres. 
 Trazador de gráficos de CAD. 
 Teléfonos y equipos de fax. 
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Se considerará la posibilidad de establecer una red Wi-Fi en toda el área del Proyecto para permitir el uso 
de los dispositivos portátiles que se utilizarán en campo, de igual forma se instalará un sistema de radio 
VHF para las comunicaciones internas. 
 

V.1.1.7.3.2 Construcción del Jetty 
 

V.1.1.7.3.2.1 Trazo del eje del Proyecto y línea de ceros 
 
La brigada a cargo de los trabajos de topografía se encargará de realizar el replanteo topográfico y 
batimétrico del eje de cada pilote. Durante estos trabajos, la brigada de topografía se encargará de 
señalizar los límites donde se desplantará la estructura para su posterior dragado del área. Estos trabajos 
se realizarán mediante apoyo de Estación total, GPS y Ecosonda. 
 

 
Figura V.12 Fotografía representativa referente trabajos topográficos marinos 

 
V.1.1.7.3.2.2 Limpieza y dragado previa al hincado de pilotes de acero o duques de alba 

 
Una vez terminados los trabajos de topografía se procederá al dragado del suelo marino, estos trabajos se 
diseñaron para el cómodo de acuerdo con las características de los buques y navíos que arribaran en dicha 
zona, a las características del muelle y a las condiciones geotécnicas del Área del Proyecto (AP). Estos 
trabajos se realizarán con el apoyo de maquinaria especializada como la grúa draga; esta máquina irá 
limpiando y retirando las rocas y suelo marino del área hasta el nivel establecido en la ingeniería.  
 

 
Figura V.13 Trabajos de dragado y limpieza 

 
V.1.1.7.3.2.3 Izaje y posicionamiento de pilotes o duques de alba 

 
Una vez terminados los trabajos de barrenación y limpieza del fondo marino, se comenzará con la 
instalación del escantillón para posteriormente comenzar con el izaje de los pilotes de acero, estos trabajos 
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se realizarán mediante el apoyo de una maquinaria especializada la cual izará los pilotes y colocará dentro 
del escantillón y comenzará con el respectivo hincado en cada barreno, posteriormente los pilotes se fijarán 
al escantillón y se verificar a la verticalidad del mismo. 
 

 
Figura V.14 Trabajos de Izaje y posicionamiento de pilotes 

 
V.1.1.7.3.2.4 Colocación de plataforma flotante 

 
Posterior al hincado de los pilotes se comenzará con el suministro y habilitado de la plataforma flotante; 
será colocado un casco de flotación para aportar la rigidez y estabilidad necesarias para soportar las 
condiciones ambientales y los pesos de los equipos, así como un sistema de posicionamiento. Una vez 
terminado estos trabajos se verificará por parte de la supervisión la estabilidad de estos elementos, dando 
el visto bueno para la habilitación de la cimbra y acero de refuerzo para realizar un colado de una losa de 
concreto que abarcará el área completa dentro de la plataforma de flotante. 
 

 
Figura V.15 Plataforma flotante 

 
V.1.1.7.3.2.5 Suministro y colocación de defensas y bolardos en la plataforma flotante 

 
Terminados los trabajos dentro de la plataforma flotante, se iniciará con la instalación de defensas y 
bolardos. Las estructuras de bolardos se colocarán en la parte superior a la orilla de la losa integrada en la 
plataforma y se ubicarán de acuerdo con lo especificado en la ingeniería; estas estructuras se ubicarán 
como mínimo a 16 metros uno de otro. Las estructuras de defensa se instalarán en la parte lateral de la 
orilla de la estructura de la plataforma y se colocarán mediante un anclaje o soldadura eléctrica de acuerdo 
con lo especificado en la ingeniería. 
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Figura V.16 Instalación de defensas y bolardos 

 
V.1.1.7.3.2.6 Suministro y colocación de pasarelas prefabricadas 

 
Posterior a los trabajos de colocación de pilotes o duques de alba y la plataforma flotante se suministrará 
juntas de neopreno ubicadas en cada pilote y plataforma marina las cuales se encargarán de recibir las 
pasarelas prefabricadas; estas pasarelas se montarán con apoyo de grúas de 80 a 120 toneladas y su 
función será conectar cada uno de los duques de alba con la plataforma marina. 
 

 
Figura V.17 Pasarelas marinas 

 
V.1.1.7.3.2.7 Sistemas de amarre automático 

 
En cada pilote o duque de alba se instalará un sistema de amare automático el cual contará con un gancho 
de liberación rápida y un sistema de tensión constante los cuales harán la función de equilibrar las cargas 
de amarre para la Unidad FLNG y buques de GNL amortiguando los movimientos causados por los niveles 
de marea y corrientes marinas de la zona, permitiendo operar el Proyecto en una gama más amplia de 
condiciones ambientales no favorables. Estos sistemas serán colocados de manera fija en cada uno de los 
pilotes o duques de alba y su construcción e instalación será estrictamente apegada bajo estándares y 
normas internacionales y nacionales aplicables. 
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Figura V.18 Sistemas de amarre automáticos 

 
V.1.1.7.4 Construcción de Instalaciones Auxiliares en Tierra 

 
Se desarrollarán actividades previas que se deberán realizar en el área de desplante para preparar el sitio 
para la construcción y posteriormente la edificación de estructuras, entre las cuales se encuentran: 
 
Trazo: corresponde al trabajo que debe realizarse para determinar la ubicación exacta de las obras en el 
área asignada para tal efecto, de acuerdo con los planos del proyecto se deberá ejecutar la localización de 
la construcción, trazar y verificar los ejes de los muros y demás estructuras y el acomodo general del 
proyecto, utilizando todos los instrumentos de precisión que sean necesarios para la ubicación exacta de 
las obras. 
 
Demolición: se realizará la demolición de la edificación en desuso actualmente en el sitio. 
 
Excavaciones, rellenos y nivelaciones: Se realizarán utilizando maquinaria pesada como excavadoras, 
motoconformadoras y camiones de carga, equipo topográfico y materiales pétreos de sitios autorizados 
para los niveles y cotas definidos por la ingeniería para conformar la plataforma de cimentación requerida 
para los edificios, estacionamiento y vialidades interiores. 
 
Cimentación: Para los trabajos de cimentación, se deberán realizar excavaciones para las zapatas corridas 
y aisladas, se deberá colar una plantilla de concreto previo a los colados de estos elementos.  
 
Cimbrado y descimbrado: Utilizando triplay de madera de pino de ¾ de pulgada de espesor de buena 
calidad o algún otro material de cimbra para proporcionar rigidez y evitar anomalías a la hora del colado de 
las secciones.  
 
Colado: Compactar con vibrador mecánico o eléctrico utilizando frecuencias mínimas de 3,600 rpm y 
máximas de 5,000 rpm permitiendo que el concreto fluya y sea depositado sin ocurrir segregación. 
 
Estructura de acero: La estructura para entrepiso y cubierta será a base de acero de conexiones 
atornillables para evitar soldadura en sitio. Además, todos los perfiles de acero deberán ser sometidos a 
un acabado galvanizado por inmersión en caliente o algún recubrimiento que garantice una mayor 
resistencia al intemperismo. 
 
Cubierta del edificio: La cubierta del edificio deberá será a base de estructura de acero, polines y panel tipo 
multytecho o similar. Esta deberá tener una pendiente mínima adecuada para dirigir el agua de lluvia hacia 
las canaletas pluviales y bajantes pluvias. 
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Muros y plafones: Los muros serán a base de block común de 6 pulgadas repellado con cemento arena y 
un acabado final aplanado con cemento plástico cemento bond, los muros interiores serán aplanados con 
yeso. 
 
Acabados: Se instalará loseta tipo cerámica, además se colocará un zoclo en muros y se fabricará con 
recortes del mismo modelo de la loseta de piso. Los muros interiores y exteriores recibirán el acabado de 
pintura acrílica y deberán ser resanados y detallados para tener un acabado terso, las aplicaciones de 
primario vinílico y pintura se hará con un rodillo. Acabado final conforme a proyecto. 
 
Instalaciones: El edificio contará con instalaciones hidráulicas, sanitarias, eléctricas, CCTV, control de 
acceso y detección de incendios.  
 
Drenajes. Se instalará un sistema de drenaje y alcantarillado para las Instalaciones Auxiliares en Tierra el 
cual estará diseñado para ser de flujo libre por gravedad, recoger y llevar los caudales a su disposición 
final. Los sistemas de drenaje transmitirán los siguientes caudales de manera segregada: 
 
 Aguas de pluviales limpias. 
 Aguas potencialmente contaminadas con aceite o hidrocarburo. 
 Aguas residuales sanitarias. 
 
Aguas de pluviales limpias: Se requerirá de la construcción de obras de drenaje pluvial, las cuales incluyen 
cunetas, diques de recolección, diques de descarga y zanjas, con el objetivo de drenar las aguas pluviales 
limpias hacia el mar o bien a terreno natural dentro del mismo polígono, manteniendo el patrón y la descarga 
global del drenaje similares a las condiciones de pre- construcción. 
 
Cuando existan que desniveles en el terreno que atraviesen las zonas de descarga, el agua pluvial será 
dirigida hacia el perímetro del área. En los cruces de carretera y/o líneas de drenaje se construirán 
alcantarillas para que el agua pluvial viaje por gravedad y así acortar las distancias. 
 
Aguas potencialmente contaminadas con aceite: Mediante cunetas que se colocarán en los caminos de 
acceso y circulación dirigirán el agua pluvial a las áreas de descargas que se ubicará en el límite Sur del 
predio, la cual pasará por una alcantarilla y trampa de grasas; esta tendrá un dique de recolección con una 
compuerta deslizable, una línea de descarga y el dique de descarga, para realizar la descarga de agua 
pluvial al mar y la colecta y disposición final de los aceites mediante terceros acreditados, ver la siguiente 
figura del esquema general. 
 
Aguas residuales sanitarias. El manejo de las aguas residuales sanitarias y se servicios como cocineta, 
lavabos, regaderas u otros, se realizará mediante la colocación de líneas y registros independientes de 
otros sistemas de drenaje y estos serán conducidos a un biodigestor impermeable para su posterior 
disposición, ya sea la red de drenaje municipal o bien a un tanque enterrado impermeable tipo Rotoplas 
para su posterior disposición mediante una empresa debidamente autorizada y certificada para llevar a 
cabo esta actividad. 
 
Durante la etapa de construcción se instalarán sanitarios portátiles paras que los trabajadores puedan 
hacer uso de ellos, el número de sanitarios está en función del número de trabajadores, considerando 1 
por cada 10 trabajadores. 
 
Para el servicio sanitario de las oficinas móviles tipo remolque que se instalarán temporalmente durante la 
etapa de construcción, se emplearán tanques sépticos cerrados impermeables tipo Rotoplas, los cuales no 
permiten infiltraciones al suelo. Durante esta etapa, la limpieza y recolección de los residuos de los tanques, 
se llevará a cabo a través de una empresa debidamente autorizada. 
 
Agua Potable. El agua potable requerida durante la etapa de Preparación del sitio y Construcción será 
proporcionada por empresas proveedoras de fuentes autorizadas en la región. El traslado de agua potable 
al Área del Proyecto se realizará utilizando carrotanques y el almacenamiento será mediante tanques 
aéreos temporales. Se dará preferencia al uso de agua tratada durante esta etapa. 
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Pruebas hidrostáticas. Para las pruebas hidrostáticas se utilizará el volumen de agua de aproximadamente 
18,000 m3 preferentemente de agua dulce tratada o bien, potable en última instancia por lo que el agua 
será adquirida a través de proveedores. El contratista asignado para realizar las pruebas deberá elaborar 
un programa de pruebas hidrostáticas detallado, dicho programa deberá definir los límites de las secciones 
de prueba, la ubicación de puntos altos y bajos de las secciones, las presiones de prueba, así como, las 
ubicaciones propuestas para el aprovechamiento y descarga del agua utilizada. 
 
Para la prueba hidrostática se necesitará llenar uno de los equipos o líneas sometidos a prueba y, 
considerando costo y disponibilidad de agua en el Área del Proyecto se realizará la prueba hidrostática 
siguiendo una secuencia de equipos, líneas o tanques para poder reutilizar el agua y con ello reducir el 
consumo. 
 
Solo en caso de que el agua no provenga de los sistemas de abastecimiento de las poblaciones, será 
necesario realizar pruebas de laboratorio y de calidad inicial del agua a fin de determinar si existe la 
posibilidad de contaminación en los equipos o líneas previo a las pruebas y dañar su integridad. Se 
obtendrán los permisos necesarios de captación y descargas de agua, por parte de la autoridad competente 
cuando sea necesario. 
 
Una vez concluido el llenado de la última sección de la prueba hidrostática, se realizará un muestreo del 
agua que sale de la tubería de cada sección, con ésta se determinará si se autoriza la descarga. 
 
Las aguas residuales se dispondrán a través de un tercero autorizado que cuente con autorización para la 
disposición final. 
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V.1.1.8 Sistema contra incendios 
 
El sistema contra incendios es evitar la pérdida de vidas humanas, las lesiones al personal y los daños al 
medio ambiente. Además del sistema de paro de emergencia, el sistema de detección de incendios y gases 
y los sistemas pasivos de protección contra incendios, se utilizarán sistemas activos de protección contra 
incendios para reducir el riesgo para el personal derivado de incidentes de incendio al nivel “Tan bajo como 
sea razonable” en la práctica (ALARP). Un objetivo secundario es proporcionar protección al activo. 
 
Estos objetivos se alcanzarán mediante una o varias de las siguientes medidas:  
 
 Prevención de la escalada del incendio inicial. 
 Prevención de daños en equipos y sistemas críticos para la seguridad. 
 Extinción de incendios. 
 Ayudar al personal a escapar a un lugar de refugio temporal (TR). 
 Proporcionar un período de tiempo prolongado para que el personal se reúna y posteriormente evacue 

a un lugar seguro. 
 Limitación de las sobrepresiones de explosión. 
 
En general, deberán cumplirse los requisitos de las normas de clase pertinentes para el diseño de la 
protección activa contra incendios. 
 
Los sistemas activos de extinción de incendios se diseñarán con capacidad para suministrar la presión y el 
caudal necesarios para la mayor zona de incendio creíble. En el diseño se tendrá cuidado de considerar 
cualquier riesgo potencial de escalada de un área de incendio a otras áreas, o de liberación no intencionada 
en áreas adyacentes, cuando sea creíble. Si una sección del sistema AFP se ve afectada debido a un 
incidente en cualquiera de las cubiertas o zonas de incendio, las partes restantes se diseñarán para ser 
plenamente funcionales tras el aislamiento de la sección afectada. 
 
Las zonas protegidas por sistemas de agua contra incendios dispondrán de desagües dimensionados para 
alojar las fugas del proceso añadidas a los caudales de agua contra incendios previstos y eliminarlas de 
forma segura y aceptable para el medio ambiente. 
 
Deberán tomarse consideraciones especiales en relación con las partes del sistema de proceso que 
manipulan gases licuados. No debe utilizarse agua para extinguir incendios de GNL, ya que aumenta la 
velocidad de vaporización y, por tanto, la velocidad de combustión. Sin embargo, se debe utilizar agua 
pulverizada o nebulizada para proteger al personal y enfriar las zonas adyacentes al incendio. Las 
cualidades que hacen que el agua sea inadecuada para la extinción de incendios de GNL la convierten en 
un medio ideal para rociar los vertidos de GNL con el fin de aumentar la velocidad de evaporación y evitar 
su reignición, siempre que el GNL no esté ardiendo realmente. El análisis de incendios pondrá de manifiesto 
la necesidad de un medio de extinción especial (por ejemplo, espuma, polvo químico seco) en las partes 
del proceso en las que haya gases licuados. Los siguientes Sistemas Activos de Protección contra 
Incendios deben ser provistos, diseñados y construidos de acuerdo con las Reglas de clase: 
 
 Sistema de detección de incendios y gases. 
 Filosofía del esquema de detección incendios y gases). 
 Sistema de soplado y despresurización de las partes superiores. 
 Detección de frío (fuga criogénica). 
 Sistema de espuma de alta expansión para el tanque de recolección de vertidos de GNL. 
 Sistema principal contra incendios (bomba de agua contra incendios / bomba de emergencia contra 

incendios). 
 Sistema de extinción por polvo seco (parte superior). 
 Sistema de CO2 (sala de máquinas, sala de depuradoras, salas eléctricas, recinto de turbinas de gas). 
 Sistema de agua nebulizada (Sala de máquinas). 
 Sistema de rociado de agua (partes superiores). 
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El mantenimiento de la presión en el anillo principal se realizará mediante bombas jockey de agua 
contraincendios situadas dentro del casco, cuya capacidad permitirá utilizar una manguera contra incendios 
(TBA) conectada a una boca de incendios para la limpieza, sin necesidad de poner en marcha las bombas 
principales de agua contraincendios. 
 

V.1.1.8.1.3 Válvulas de diluvio 
 
Los conjuntos de patines de diluvio se situarán en zonas seguras y protegidas externas a la zona de 
incendio que se esté protegiendo. También se situarán junto a las vías de evacuación o de acceso 
principales. 
 
Las válvulas de diluvio de los módulos de la parte superior se montarán normalmente en la cubierta del 
buque. La liberación normal de los patines de diluvio se realizará a través del sistema contra incendios y 
gases, tanto local como remotamente. 
 
Cada patín de válvula de diluvio debe incluir dos entradas de agua contra incendios, cada una procedente 
de una sección separada del colector principal, de forma que se pueda mantener el suministro de agua 
contraincendios en caso de que se aísle alguna sección del colector principal. Cada suministro se 
dimensionará para condiciones de demanda plena. 
 
Las válvulas de aislamiento de accionamiento manual estarán situadas aguas arriba y aguas abajo de la 
válvula de diluvio e inmediatamente adyacentes a ella. Las válvulas deberán estar selladas en posición 
abierta. 
 

V.1.1.8.1.4 Flujo de agua 
 
Las necesidades de agua contra incendios de diseño se determinarán a partir de los índices de cobertura 
de los equipos, como se indica que serán como mínimo los siguientes:  
 
 Recipientes: 10 l/min/m2. 
 Incendios de charco de líquidos inflamables: 10 l/min/m2. 
 Bombas: 10 l/min/m2. 
 Compresores: 10 l/min/m2. 
 Monitores: 1,800 l/min. 
 Hidrantes: 435 l/min. 
 Carrete de manguera de gran capacidad:180 l/min. 
 Carrete de mangueras interno: 95 l/min. 
 
 
 

V.1.1.8.1.5 Sistema de espuma 
 
En las zonas en las que puedan preverse incendios de charco de líquidos, se dispondrá de instalaciones 
manuales o fijas para la aplicación de espuma del tipo adecuado. En las zonas de tratamiento y 
almacenamiento de gases licuados, la eficacia y necesidad de un sistema de espuma se determinará en el 
análisis de incendios que se realizará en una fase posterior. 
 
El sistema de espuma debe tener capacidad para aplicar espuma sobre la zona protegida durante no 
menos de 15 minutos. 
 
Los sistemas de espuma se considerarán para la extinción de: 
 
 Incendios de charco de hidrocarburos ligeros. 
 Fugas de almacenamiento y manipulación de metanol retenidas en zonas cubiertas. 
 Almacenamiento y manipulación de productos químicos, si la composición lo exige. 
 



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-70 

 

En general, se utilizará AFFF. No obstante, la espuma resistente al alcohol deberá especificarse para su 
uso en incendios provocados por disolventes polares (metanol, etanol, acetona). Dada la separación entre 
las zonas de demanda de espuma, los tanques de espuma estarán localizados en los hidrantes y en el 
patín de la válvula de diluvio. 
 

V.1.1.8.1.6 Diluvio 
 
Cada módulo/zona de proceso estará equipado con tuberías de diluvio seco alimentadas desde un patín 
de válvula de diluvio conectado a la tubería principal del anillo contra incendios. Las boquillas serán 
predominantemente boquillas de atomizadora (AT), aunque pueden utilizarse boquillas tipo MT para la 
protección de objetos cuando la presión del agua de incendio sea baja. 
 
El cálculo de la demanda de agua contra incendios para una zona de incendio se basará en las normas de 
clase pertinentes. Cobertura de área especificada de 10 l/min/m² en áreas de procesamiento. Además, la 
protección de tuberías y recipientes a presión expuestos será de 10 l/min/m². 
 
La práctica adoptada en este proyecto será proporcionar una cobertura general de la cubierta de 10 l/min/m² 
en todos los niveles de los módulos de procesamiento que contengan hidrocarburos, así como la protección 
de los objetos de los equipos de procesamiento que contengan hidrocarburos. 
 
Se proporcionará diluvio a las siguientes zonas y equipos, como mínimo:  
 
 Recipientes a presión para procesos. 
 Estación de descarga. 
 

V.1.1.8.1.7 Sistema de agua nebulizada 
 
Los sistemas de agua nebulizada se definen como sistemas basados en agua en los que al menos el 90 
% en volumen del agua se distribuye en gotas de menos de 1000 micras, y el sistema se diseñará de 
acuerdo con el código NFPA 750 "Sistemas de extinción de incendios por agua nebulizada". 
 
El sistema de agua nebulizada utilizará agua potable como agente primario con nitrógeno almacenado en 
cilindros como propulsor. 
 
Los sistemas de extinción de incendios por agua nebulizada se considerarán para los espacios de 
máquinas en los que el diluvio de agua no sea apropiado, por ejemplo, debido a posibles daños o 
inundaciones por agua, o como alternativa a los sistemas de inundación por gas inerte cuando sea 
aceptable un sistema "húmedo". 
 
Los sistemas de agua nebulizada deberán cumplir los siguientes requisitos: 
 
 En cada entrada a las zonas protegidas se instalarán dispositivos de desbloqueo manual de fácil acceso. 
 Se pararán los ventiladores y se cerrarán las compuertas cortafuegos de las zonas protegidas antes de 

activar el sistema de agua nebulizada. 
 El armario de agua nebulizada estará situado fuera de la sala protegida. 
 Se utilizarán materiales compatibles en todo el sistema. 
 

V.1.1.8.1.8 Monitores de agua contra incendios (fijos), carretes porta mangueras e 
hidrantes 

 
Los monitores de agua contraincendios, las bocas de incendios y los carretes porta mangueras se situarán 
en lugares donde los operarios puedan realizar la extinción manual de los incendios de las Clases A y B 
de forma segura y donde no haya posibilidad de que el agua dañe los equipos/sistemas. 
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V.1.1.8.1.9 Monitores de agua contra incendios 
 
Los monitores oscilantes pueden considerarse para la extinción de incendios en zonas en las que exista 
una línea de visión clara hacia el posible lugar del incendio. Se aplicarán los siguientes requisitos a los 
monitores de agua contra incendios: 
 
Estos monitores tienen una capacidad mínima de 100 m3/h a una presión de descarga de 3.5 barg. Tendrán 
una disposición fija que permita, mediante un simple agarre con la mano, dispersar el chorro de agua. La 
ubicación de los monitores de agua será en lugares de fácil acceso y no en el mismo lado de la zona que 
cubrirán. Los monitores se fabricarán para un manejo fácil y rápido. Las zonas protegidas únicamente por 
monitores de agua deberán tener monitores bloqueados en posición fija que cubran adecuadamente la 
zona protegida. 
 

V.1.1.8.1.10 Carretes de manguera y bocas de riego 
 
Para la extinción general de incendios menores, se utilizarán mangueras conectadas a hidrantes. En las 
zonas donde se requiere la aplicación de espuma, la solución preferible son los enrolladores de manguera 
de doble agente. Los monitores, hidrantes y carretes de manguera pueden reforzarse con inducción de 
espuma procedente de contenedores de espuma fijos o portátiles.  
 
Las zonas consideradas para protección son las siguientes:  
 
 Zonas de alojamiento (enrolladores de manguera). 
 Cubierta meteorológica (monitores e hidrantes). 
 Áreas de proceso (hidrantes). 
 Zonas de servicios (hidrantes). 
 
Estos medios de extinción manual de incendios se dispondrán en las entradas de cada módulo en los 
niveles de proceso y entresuelo, y a lo largo de las vías de evacuación. La norma NFPA 14 debe utilizarse 
como guía.  
 
Deberá ser posible alcanzar cualquier zona en la que pueda producirse un incendio en la instalación con 
al menos dos chorros de agua, que no emanen de la misma boca de incendios, uno de los cuales deberá 
proceder de una manguera contraincendios de una sola longitud. Debe haber una manguera para cada 
boca de riego. 
 
En los espacios de alojamiento se tendrán en cuenta los carretes de manguera (convencionales montados 
en superficie o empotrados). 
 
Las bocas de incendios estarán situadas en lugares estratégicos para permitir la lucha/extinción de 
incendios en zonas sin sistemas fijos de agua contra incendios, así como el control de incendios en la fase 
final en las zonas de producción. 
 

V.1.1.8.1.11 Helipuerto 
 
El helipuerto estará provisto de al menos tres monitores de espuma y rociadores de agua. Este último se 
utilizará para eliminar los restos de espuma tras la prueba del sistema. 
 

V.1.1.8.1.12 Extintores portátiles 
 
El objetivo de este sistema es proporcionar medidas adecuadas para el combate contra incendios local 
tanto con unidades autónomas fijas como portátiles. Los extintores deberán ser autónomos y operativos en 
todas las situaciones definidas. Se considerarán los siguientes tipos estándares de extintores portátiles 
(Anexo Técnico ANX-TEC-03 Plan preliminar de seguridad y control de incendios): 
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 Extintores de polvo seco (capacidad mínima 12 kg). 
 Extintores de CO2 (capacidad mínima de 5 kg). 
 Extintores de espuma y agua nebulizada. 
 
Requisitos especiales para las áreas de GNL. 
 
De acuerdo con DNV-OS-D301 (estándar costa fuera) se instalará un sistema de rociado de agua para 
refrigeración, prevención de incendios y protección del personal que cubra las siguientes partes de una 
unidad que produzca y tanques de guarda temporal: 
 
 Cúpulas de los tanques de guarda temporal de GNL. y partes expuestas de dichos equipos. 
 Los tanques de guarda temporal de almacenamiento en cubierta expuestos para productos inflamables 

o tóxicos. 
 Los colectores de carga y descarga de líquidos y vapores de GNL y la superficie de sus válvulas de 

control, así como cualquier otra superficie en la que estén situadas válvulas de control esenciales, y que 
deberá ser al menos igual a la superficie de las bandejas de goteo previstas. 

 Límites de las superestructuras, casetas normalmente tripuladas, salas de compresores de GNL, salas 
de bombas de GNL, almacenes que contengan artículos de alto riesgo de incendio y salas de control 
orientadas hacia la zona de los tanques de guarda temporal de GNL. 

 Planta de pretratamiento y licuefacción de gas. 
 Conexiones para elevadores y zonas de torretas (según proceda). 
 
El sistema deberá ser capaz de cubrir todas las zonas mencionadas anteriormente con una pulverización 
de agua uniformemente distribuida de al menos 10 l/minuto/m2 para superficies horizontales proyectadas y 
4 l/minuto/m2 para superficies verticales. 
 
El análisis de incendios y explosiones proporcionará los posibles requisitos para disponer de un sistema 
de extinción de incendios mediante polvo químico seco con el fin de luchar contra el fuego en la zona de 
los tanques de guarda temporal de GNL, la zona de proceso de GNL y la zona de transferencia de GNL. 
 
Cortina de agua para la estación de descarga y cualquier drenaje criogénico por la borda (para protección 
estructural). 
 

V.1.1.9 Diseño de tuberías 
 
Cada brida es una fuente potencial de fugas y el diseño debe esforzarse por reducir al mínimo las roturas 
de bridas. 
 
El uso de tuberías totalmente soldadas es, con mucho, la mejor manera de reducir las fuentes de fugas y 
debe optimizarse en el diseño de todos los servicios de líquidos a baja temperatura. Las válvulas soldadas 
a tope deben utilizarse siempre que sea posible en todas las líneas principales y derivaciones sometidas a 
esfuerzos. Los carretes de ruptura y los carretes desmontables solo se deben utilizar cuando sea 
absolutamente necesario. Siempre que sea posible, se utilizarán soldaduras de campo en lugar de bridas 
en las conexiones para enganchar los carretes.  
 
Las bridas deben limitarse colocando palas, separadores y persianas de gafas en las roturas de brida ya 
existentes. Las válvulas configuradas en serie deben atornillarse brida con brida siempre que sea posible.  
 
Los vástagos de las válvulas no se colocarán en ángulo descendente debido a posibles fugas. La 
orientación debe ser de vertical a horizontal.  
 
El montaje vertical de las conexiones bridadas (cuando la conexión bridada sea necesaria) se evitará en la 
medida de lo posible cuando se requiera aislamiento. Esto para facilitar el uso de la protección contra 
salpicaduras de brida con recolección de fugas. Los protectores contra salpicaduras de las bridas no 
recogen ni drenan el líquido correctamente cuando se instalan verticalmente.  
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En los casos en que la soldadura no sea posible en la práctica, podrían utilizarse opcionalmente otras 
soluciones con una integridad documentada similar, por ejemplo, soluciones de brida compacta.  
 

V.1.1.9.1 Selección de materiales 
 
El material para tuberías, válvulas, accesorios y sujetadores debe estar de acuerdo con la filosofía de 
selección de materiales, las especificaciones de tuberías y válvulas y los P&ID. 
 
En general, las tuberías de proceso para la parte superior se ubicarán dentro de los módulos o en el bastidor 
de tuberías central sobre la plataforma de proceso. Las tuberías también se pueden enrutar directamente 
entre dos módulos si se considera práctico y si las tuberías se enrutan de tal manera que las contracciones 
y extensiones resultantes de la flexión de la viga del casco se puedan acomodar dentro de la flexibilidad 
de la tubería. No hay tuberías de proceso que se enruten debajo de la estructura principal de los módulos. 
Las tuberías de servicios públicos, como las tuberías de agua de mar, y los sistemas de tuberías 
secundarias, como el drenaje y el diluvio, se pueden enrutar debajo de los módulos. La tubería de agua de 
mar que se enrutará en la cubierta principal en la medida de lo posible y luego directamente hacia los 
módulos. Las tuberías de medio refrigerante que se enrutarán en el estante de tuberías debajo de la 
pasarela o en la cubierta principal. 
  
Asegúrese de que no haya tuberías enrutadas en la parte superior de las bandejas de cables. 
 
Todos los sistemas de tuberías se diseñarán de acuerdo con las buenas prácticas de ingeniería de tuberías. 
En la medida de lo posible, se evitarán los puntos bajos y las bolsas en las tuberías y se proporcionarán 
puntos de drenaje. Los puntos altos deben estar provistos de respiraderos según corresponda, con válvulas 
accesibles y cegamiento con tapón de purga roscado. 
 
No hay tapones de purga roscados para ser utilizados en sistemas de hidrocarburos y de alta presión. 
 
En caso de que se deban enrutar tuberías más grandes debajo de la cubierta de proceso, esto se aclarará 
y coordinará con el contratista del casco. Se deben seguir los requisitos de enrutamiento de tuberías 
marcados en el diseño de tubería e instrumentación. 
 
Enrutamiento de la tubería de proceso principal. Siempre que sea posible, las tuberías de proceso 
principales se enrutarán para brindar suficiente flexibilidad sin la necesidad de bucles de expansión 
especiales. 
 
En el caso de los sistemas criogénicos, se tendrá en cuenta que el espesor del aislamiento en frío y el 
tamaño de los soportes criogénicos pueden ser significativos. El aislamiento criogénico de las tuberías 
debe preverse con orificios de inspección para mediciones ultrasónicas del espesor. 
 
La expansión/contracción de las tuberías de baja temperatura y en las tuberías de vapor puede ser 
significativa. Esto requerirá espacio adicional entre las tuberías en el estante de tuberías, para que las 
tuberías puedan moverse libremente. Esta distancia puede ser significativa para tuberías grandes y debe 
identificarse con anticipación para que se incluya un ancho de bastidor de tuberías suficiente. Para evitar 
colisiones con los elementos circundantes, la expansión/contracción conocida en la tubería debe incluirse 
en el modelo 3D como volumen reservado. 
 
Todas las tuberías debajo de las cubiertas y en los bastidores de tuberías deben organizarse 
preferiblemente de tal manera que las tuberías en la dirección de longitud de la Unidad FLNG tengan una 
elevación y las tuberías transversales estén en una elevación diferente. 
 

V.1.1.9.2 Tuberías de equipos 
 
La tubería que conduce a la entrada del equipo se enrutará de manera que proporcione recorridos rectos 
consistentes y una identificación estable para garantizar el régimen de flujo requerido según los requisitos 
del proceso del equipo. 
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Las tuberías deben estar soportadas independientemente de las bridas de las boquillas del equipo y deben 
diseñarse de manera que las fuerzas o momentos debidos a la expansión térmica, las cargas muertas, el 
apriete de los pernos de las bridas, entre otros, no excedan las cargas permitidas en el equipo según la 
Especificación para Cargas de Boquillas de Equipos y según lo acordado con el proveedor del equipo. 
 
Las estructuras y plataformas de soporte de tuberías deben diseñarse para acomodar el acceso para las 
actividades de operación y mantenimiento. 
 
Todas las conexiones de brida deben estar en el estándar ANSI. Si las bridas del equipo se desvían de los 
tamaños estándar representados en las clases de tuberías, las bridas de tubería correspondientes, 
incluidos los pernos y las juntas (y los repuestos), se pedirán con el equipo. 
 

V.1.1.9.3 Tubería de conexión de la bomba 
 
No se permite el resorte en frío de las tuberías para conectarlas a equipos rotativos. Las líneas de succión 
deben diseñarse de manera que no haya bolsas donde puedan acumularse fluidos. 
 
Las tuberías conectadas a las bombas deben estar diseñadas y soportadas de manera que el equipo pueda 
desmontarse o retirarse (por ejemplo, quitar el impulsor de la bomba) sin agregar soportes temporales ni 
desmantelar válvulas y tuberías que no sean piezas de carrete o reductores adyacentes a las conexiones 
del equipo. A elección y con fines de mantenimiento, se proporcionarán carretes extraíbles en la brida de 
succión y descarga. 
 
Las válvulas en las líneas de succión deben estar ubicadas en tuberías horizontales, siempre que sea 
posible. 
 
Las tuberías de succión deben ser lo más cortas y directas posible para evitar puntos altos donde puedan 
acumularse bolsas de gas o aire. Se utilizarán reductores excéntricos (planos superiores) para la tubería 
horizontal, la longitud de la tubería recta desde el último codo hasta la boquilla de succión debe ser 
suficiente para garantizar una turbulencia mínima en la boquilla de succión de la bomba. 
 
Las tuberías de la bomba recíproca mal diseñadas pueden provocar vibraciones severas debido a las 
pulsaciones de flujo. 
 
El diseño de las tuberías debe ser lo más simple posible, con líneas de succión y descarga lo más rectas 
posible entre las bombas y los cabezales. Las tuberías deben colocarse lo más cerca posible de la cubierta. 
Cuando se ha establecido el enrutamiento básico de la tubería, es posible que se requiera un análisis de 
pulsaciones digital durante el diseño detallado para identificar cualquier área problemática potencial y 
definir las modificaciones necesarias. 
 
 Los ramales de tuberías de pequeño diámetro y las conexiones de los instrumentos pueden requerir 

arriostramiento debido a las vibraciones inducidas por la máquina. 
 Siempre que sea posible, ubique las conexiones de sucursal cerca del soporte. Mantenga los desagües 

y talones cortos similares a una longitud mínima. 
 Se deben instalar filtros temporales entre la válvula de bloqueo y la boquilla de entrada en las líneas de 

succión. 
 
La tubería de la bomba recíproca no debe apoyarse en la estructura de acero del recinto, las plataformas 
de operación o directamente en la placa base de la bomba. Los soportes de las tuberías deben estar 
provistos de estructuras de soporte independientes para evitar la transmisión de vibraciones. 
 

V.1.1.9.4 Tubería conectada al intercambiador de calor 
 
Los intercambiadores de carcasa y tubos pueden orientarse en horizontal o vertical según su función, 
siendo la ubicación más común la horizontal. Pueden estar apilados en una formación de pareja cercana, 
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generalmente denominada banco. Cualquiera que sea la disposición, la característica más importante de 
la tubería de conexión es que debe diseñarse de tal manera que no se perjudique la extracción del extremo 
del canal. Para lograr esto, se proporcionan carretes extraíbles en las boquillas del canal con bridas de 
rotura ubicadas lejos del canal a la brida de la carcasa, lo que proporciona un acceso claro a los pernos de 
la brida durante el mantenimiento. 
 
Las tuberías de ida y vuelta a los intercambiadores deberán tener necesariamente en cuenta las variaciones 
de temperatura y diseñarse de forma flexible, teniendo debidamente en cuenta los extremos fijos y 
deslizantes del equipo. La flexibilidad de las tuberías ayuda a retirar e insertar las persianas deslizantes de 
aislamiento en las boquillas de la carcasa cuando se va a realizar el mantenimiento del paquete. 
 

V.1.1.10 Buques de GNL y torres 
 
La orientación de la boquilla debe establecerse con respecto a los requisitos del proceso, el mantenimiento 
y los requisitos operativos adyacentes, y las restricciones de fabricación de los recipientes, incluyendo: 
 
 Las líneas se apoyarán en el nivel más cercano a la tobera del recipiente y se guiarán en consecuencia. 

En caso de que la carga de la tubería sea demasiado grande para un solo soporte sólido adyacente a 
la boquilla, se colocarán unidades de resorte de carga constante en el tramo vertical para distribuir la 
carga. 

 Los recipientes que contengan productos inflamables apoyados en un faldón deberán tener extendidas 
todas las conexiones de la cabeza inferior, de modo que no haya juntas bridadas ni válvulas contenidas 
en el faldón. Cuando esto no sea posible, deberá considerarse un medio alternativo de apoyo del 
recipiente, es decir, patas de acero, soportes o un faldón cónico corto situado en la carcasa del buque 
para facilitar el apoyo de una estructura. 

 Se tendrán debidamente en cuenta las limitaciones de carga de las toberas de los recipientes al realizar 
cálculos de tensión para las tuberías asociadas. 

 El acceso a los buques de GNL independientes por medio de andamios independientes deberá ser 
adecuado para la instalación y extracción de los componentes internos de los buques de GNL. 

 
El casco de una unidad FLNG es una estructura sofisticada y robusta diseñada para soportar las complejas 
operaciones de producción, tanques de guarda temporal y descarga de GNL desde una posición en el mar. 
Su diseño integra soluciones de ingeniería avanzadas para garantizar la seguridad, la estabilidad y la 
eficiencia en entornos marinos hostiles. El casco de la Unidad FLNG contendrá los sistemas siguientes: 
 

V.1.1.11 Compresión y acondicionamiento de gas de ebullición 
 
Durante el tránsito y/o el llenado inicial de los tanques de guarda temporal de GNL, el exceso de vapor será 
recomprimido por un compresor de gas de ebullición y utilizado como gas combustible para la generación 
de energía, eventualmente también se dirigirá al oxidador térmico o al sistema de quemadores. 
 

V.1.1.12 Sistema de carga/descarga 
 
Las bombas de carga de GNL se utilizarán para bombear desde los tanques de guarda temporal de GNL 
hasta el cabezal de descarga o para transferir la carga de GNL de un tanque a otro. 
 
Cada tanque de carga estará equipado con dos bombas de GNL retráctiles sumergidas (2*50%) con 
tuberías de descarga, válvulas y líneas de flujo asociadas. Las bombas de carga deberán estar 
dimensionadas para descargar un paquete de 170.00 m3 en un plazo mínimo de 17 horas. Teniendo en 
cuenta que cuatro de los cinco tanques están operativos, se requieren ocho bombas para el flujo de 
descarga completo, cada bomba de carga tendrá una capacidad mínima de 1,250 m3/h. 
 
La descarga de GNL se realizará en paralelo utilizando mangueras aéreas de un proveedor de tecnología 
de renombre con una tasa de descarga mínima de un máximo de 10,000 m3/h. Las bombas de GNL se 
dimensionarán de manera que permitan la descarga al buque de GNL para los 10,000 m3/h en las 
condiciones de temperatura, densidad y viscosidad más onerosas o, alternativamente, CH4 puro. 
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V.1.1.13 Sistema de agua de lastre 

 
La Unidad FLNG estará equipada con un sistema abierto de agua de lastre para compensar las variaciones 
de peso muerto y mantener el calado, el trimado y la escora adecuados en todas las condiciones de 
funcionamiento y mantenimiento. Este se suministrará de conformidad con los requisitos de la Sociedad de 
Clasificación. 
 
El agua de lastre se tomará en un punto del fondo de la Unidad FLNG y se descargará directamente por la 
borda durante las operaciones de lastre y deslastrado. Las velocidades de entrada del punto del fondo de 
la Unidad FLNG se reducirán al mínimo para evitar la succión de elementos marinos en el sistema de la 
Unidad FLNG. Las provisiones se contabilizarán para la inspección subacuática mientras el sistema esté 
en funcionamiento. 
 
Debido a que la Unidad FLNG estará atracada permanentemente y el agua para lastrar será la misma del 
punto que se suministra, no será necesario instalar ningún sistema de tratamiento. 
 

V.1.1.14 Sistema de agua de abastecimiento 
 
El agua está destinada a ser abastecida desde una embarcación  de suministro. El agua de abastecimiento 
se almacenará a bordo de la Unidad FLNG en tanques. Para producir agua potable se instalarán 
instalaciones de mineralización, endurecimiento y desinfección aguas abajo de los evaporadores. Una 
corriente lateral de agua dulce pasará a través de un filtro de carbón activo y esterilizadores UV para 
producir agua potable. El suministro de agua potable embotellada desde la costa se utilizará para el 
consumo humano. 
 

V.1.1.15 Sistema de sentina 
 
El sistema de manipulación de sentinas se suministrará de conformidad con los requisitos de la Sociedad 
de Clasificación. Los drenajes limpios, como el agua pluvial, el diluvio de agua de incendio, entre otros, se 
descargarán por la borda. El sistema de drenaje de agua con algún contaminante de las brazolas de la 
cubierta principal (por ejemplo, la zona del compresor, la estación del búnker, los conductos de tuberías, 
los pasillos laterales, los espacios de máquinas delanteros y posteriores) y con trazas de aceite en la 
cubierta principal se conducirán al tanque de aguas residuales (aceitosas) de babor para su disposición 
mediante terceros acreditados. 
 

V.1.1.16 Sistema de aceite combustible 
 
El sistema de aceite combustible es para la operación de los motores del generador principal durante el 
arranque, las bombas de agua contra incendios, el bote de rescate rápido y el motor del generador de 
emergencia será de acuerdo con las normas del fabricante pertinentes, se dispondrá en la Unidad FLNG 
mediante sistemas de llenado, transferencia, purificación, servicio y su drenaje. Se utilizará para lo 
siguiente: 
 
 Motores del generador principal durante el arranque. 
 Bombas de agua contra incendios. 
 Motor generador de emergencia. 
 Grúa de pedestal. 
 

V.1.1.17 Aire comprimido 
 
El sistema de aire comprimido suministrará el aire de instrumentos y aire de servicio para diferentes 
equipos. Dispondrá de un compresor de aire, un secador y un receptor para los motores del generador 
principal, para el motor del generador de emergencia y para el suministro de aire de instrumentos. 
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V.1.1.18 Gas inerte 
 
Se instalará un sistema de generación de gas inerte (nitrógeno) (IGG) para las siguientes operaciones: 
 
 Inertización y purga de tanques de guarda temporal de GNL, antes de la aireación antes de la 

inspección/entrada del tanque, y antes de la gasificación después de la inspección/entrada del tanque. 
 Aireación de los tanques de guarda temporal de GNL, antes de la inspección/entrada de dicho tanque: 

en este modo de operación, los ventiladores de gas inerte deben evitar el IGG para desplazar el gas 
inerte con el aire ambiente. 

 Secado de los tanques de guarda temporal de GNL antes de la inertización de los tanques con aire 
seco. 

 Inertización y purga de condensados, tanques de lodos, entre otros. 
 Liberación de gas de condensados, tanques de lodos, entre otros. 
 Inertización de respaldo de los tanques de condensado, si la hubiera. 
 

V.1.1.19 Nitrógeno de alta y media pureza 
 
El nitrógeno de alta pureza (99.9%) será generado por una unidad de tipo con tecnología PSA (tamiz 
molecular de carbón), incluido el compresor de refuerzo y el secador, para suministrar nitrógeno como 
componente en la composición de refrigerante. 
 
El generador de nitrógeno de pureza media tipo membrana proporcionará nitrógeno de menor pureza y 
mayor caudal a los usuarios restantes a bordo de la Unidad FLNG donde sea requerido. 
 

V.1.1.20 Sistema de alcantarillado 
 
Se dispondrá un sistema de manejo de aguas residuales por gravedad con capacidad suficiente para un 
caudal máximo de aguas se servicio y sanitarias para obtener el máximo desempeño a bordo de la Unidad 
FLNG; se instalará una unidad de tratamiento tipo biológico en el espacio de máquinas debajo de la cubierta 
principal; un depósito de retención de aguas residuales sanitarias y de servicio en el espacio de máquinas 
y equipos de bombeo para su manejo y disposición mediante terceros acreditados. 
 
 

V.1.1.21 Sistema de generación de energía 
 
La generación principal de energía eléctrica consistirá en 2 conjuntos de generadores de turbina de vapor 
(STG) o generadores de turbina de gas (GTG) junto con 3 paquetes de generadores esenciales de motores 
de combustible dual (DFDE) de reserva para cumplir con los requisitos de carga definidos. La capacidad 
instalada de generación de electricidad deberá ser suficiente para cubrir todos los escenarios de 
funcionamiento de carga normal y máxima definidos durante las duraciones definidas.  
 

V.1.1.22 Sistema de almacenamiento de energía en baterías HVAC 
 
Se considera que el sistema de almacenamiento de energía en batería (BESS) proporciona la energía 
necesaria después de un disparo del generador y evita que la frecuencia caiga más allá de los límites. La 
capacidad de la batería estará diseñada para: 
 
 Proporcionar la energía faltante después de un disparo del generador para mantener la red eléctrica 

estable y dentro de los límites requeridos por las regulaciones/especificaciones. 
 Mantenga al menos 5 minutos, de modo que los motores de combustible dual de reserva que se 

mantienen en modo de espera en caliente puedan iniciarse de manera controlada (es decir, en modo 
normal y no en modo de respaldo) y se hagan cargo de la alimentación de energía de la batería. 
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V.1.1.23 Sistema de energía de emergencia 
 
Se instalará un motor de combustible diésel y se utilizará como generador de emergencia. Deberá tener 
potencia suficiente para hacer funcionar simultáneamente desde el cuadro de maniobra de emergencia los 
siguientes equipos: 
 
 Bombas contra incendios de emergencia. 
 Automatización a través de UPS. 
 Alumbrado de emergencia. 
 Detección de fuego y gas. 
 Equipos de comunicación a través de UPS. 
 Sistema de megafonía a través de UPS. 
 Equipo principal para la recuperación de buques muertos. 
 Una bomba de transferencia de GNL (Bodega 5). 
 Transformador de aislamiento de cocina/despensa. 
 Rastreo crítico. 
 
El sistema estará funcionalmente separado y autónomo del sistema de energía principal. El generador de 
emergencia deberá poder ponerse en marcha en cuestión de segundos y funcionar durante un mínimo de 
18 horas a su máxima capacidad.  
 

V.1.1.24 Protección contra la corrosión 
 
En el caso del sistema de contención de carga de membrana, los espacios de la ataguía se calentarán con 
un sistema de glicol (normalmente medio de calentamiento en operaciones normales con calefacción 
eléctrica como respaldo). El sistema de calentamiento de agua glicolada se instalará y ubicará en la sala 
de máquinas. El sistema calienta el agua glicolada que se bombea alrededor del sistema de ataguía de 
carga de GNL para mantener la temperatura dentro de esos espacios en aproximadamente +5 ºC. 
 

V.1.1.25 Sistema de agua del mar 
 
La entrada de agua de mar se logra a través de dos puntos del fondo de la Unidad FLNG instalado en el 
lado de babor y en el lado de estribor del casco. 
 
El agua de mar se utilizará como refrigerante para el enfriamiento de agua dulce por medio de un circuito 
cerrado para los consumidores de la parte superior y de la Unidad FLNG. 
 

V.1.1.26 Sistema de agua de refrigeración 
 
El sistema de medio de enfriamiento estará hecho de un circuito cerrado de agua dulce que libera 
continuamente calor a una corriente de agua de mar. 
 
Se instalará un tanque de expansión presurizado en cada sistema cerrado de agua de refrigeración. Este 
tanque de expansión se ubicará, en su caso, por encima del punto más alto del circuito. El tanque de 
expansión del medio refrigerante en la parte superior debe estar ubicado fuera del espacio de máquinas 
(se espera que cualquier ingreso de inventario de hidrocarburos desde la parte superior se acumule en el 
tanque de expansión). Este último estará equipado con un detector de hidrocarburos para identificar 
cualquier fuga. Este tanque se adaptará a las variaciones de volumen debidas a las variaciones de 
temperatura, y proporcionará una altura positiva para la bomba de agua de refrigeración y proporcionará 
agua destilada de reposición. Se suministrará una conexión de nitrógeno presurizado. El fluido será dirigido 
por las bombas a los intercambiadores de calor del medio de enfriamiento/agua de mar, donde será 
enfriado por agua de mar y luego dirigido a los consumidores. 
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V.1.1.27 Almacenamiento de aminas 
 
El sistema de tanques de almacenamiento de aminas consistirá en instalaciones de almacenamiento 
específicas para las aguas residuales contaminadas con aminas puras y aminas. Ambas instalaciones de 
tanques se salvarán para permitir el mantenimiento del tanque durante la operación. La amina gastada se 
descargará en un buque búnker para su eliminación en una instalación terrestre adecuada. 
 

V.1.1.28 Almacenamiento de refrigerantes 
 
Los tanques de reposición de refrigerante (mezcla de nitrógeno, metano, etano, iso-pentano y butano) 
están ubicados dentro de un espacio vacío en la región de proa dentro de un área protegida considerando 
una penetración de daño de B/5. Los tanques son IMO tipo C. 
También se proporcionará un tanque de drenaje de refrigerante. El refrigerante drenado se reutilizará 
principalmente como refrigerante. 
 
Si no es posible reutilizarlo, se debe brindar una opción para usarlo como combustible. La última ruta sería 
la eliminación en el quemador. 
 

V.1.1.29 Unidad de quemadores 
 
El sistema de quemadores permite la eliminación segura de los gases residuales cuando se venteen o se 
quemen sin exceder los límites permisibles de exposición a radiaciones térmicas y sustancias peligrosas 
para la salud o el medio ambiente, según lo establecido por los requisitos de clase y estándares 
internacionales reconocidos.  
 
Durante las operaciones normales, la quema no estará permitida (“principio de no quemar”) excepto para 
mantener una llama piloto y para cantidades muy pequeñas de hidrocarburo, como las procedentes del 
sistema DGS. El CO2 y el H2S procedentes de la eliminación del gas ácido se ventearán a la atmósfera, 
incluidos los restos de otros sulfuros (si los hubiera) y los hidrocarburos en trazas procedentes del extractor 
de gas ácido. 
 
El sistema está segregado en subsistemas húmedos y fríos. Estos deben segregarse para evitar la 
formación de sólidos durante la descarga al sistema de quemadores. Las principales fuentes de cada 
sistema de quemadores son las siguientes: 
 
 Quemador de gas húmedo HP. 
 Quemador de gas en frío HP. 
 Quemador de gas en frío LP. 
 
Todos los cabezales del subsistema de quemadores tienen dos conexiones de gas de purga libres de 
oxígeno designadas e independientes que barren el oxígeno de los sistemas para mantener condiciones 
no explosivas en todos los subsistemas. 
 

V.1.1.30 Remolcadores y servicios especializados de transporte marítimo portuario 
 
Las operaciones para el servicio de los remolcadores para el arribo de la Unidad FLNG, para el arribo y 
salida de los buques de GNL, así como para los servicios de suministro de bienes y servicios, traslado del 
personal del y hacia la Unidad FLNG, traslado de residuos, refacciones y otros insumos a la Unidad FLNG 
se realizarán mediante los servicios portuarios de la ASIPONA Topolobampo y a través de empresas de 
servicios de transporte marinos portuarios autorizadas bajo los más estrictos estándares navales 
nacionales e internacionales, de las Reglas de Operación del Puerto y considerando que deben ser 
recibidos, inspeccionados, verificados y trasladados de manera óptima y segura. 
 
Todos los consumibles enviados hacia la Unidad FLNG se manifestarán mediante registros específicos. El 
manifiesto o procedimiento que se utilice servirá para identificar el lugar dentro de la instalación al que se 
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transferirán las mercancías, esto puede ser en o cerca del punto de uso, o en un área designada para su 
posterior transferencia o almacenamiento de mercancías. 
 
Los procedimientos y herramientas aplicaciones asociadas para la recepción de mercancías, 
almacenamiento, conservación, expedición, la salida y la devolución se pondrán en marcha durante la 
ejecución del sistema. 
 
La cadena de suministro de la Unidad FLNG al servicio de transporte y viceversa garantiza la entrega 
segura y eficiente de los bienes y servicios esenciales para el funcionamiento de las instalaciones de 
licuefacción, desde el abastecimiento hasta el punto de utilización y en su caso, devolución (refacciones, 
equipos adicionales entre otros). Lo anterior incluye la logística de los flujos del personal a bordo 
permanente o temporal, materiales, equipos y residuos, así como el almacenamiento de existencias 
(inventario de refacciones, materiales entre otros). 
 
La operación de los trasportes especializados relacionado con el manejo de residuos desde la Unidad 
FLNG hasta las Instalaciones Auxiliares en Tierra se desarrollará a través de medios seguros de 
recolección en las instalaciones, transferencia a tierra y resguardo temporal de acuerdo con los 
lineamientos ambientales y normatividad mexicana que en la materia sean aplicables. El Proyecto tiene 
contemplado el almacenamiento temporal y la recepción adecuada para dichos residuos en lugares 
acondicionados en la Unidad FLNG para su manejo y disposición mediante empresas debidamente 
autorizadas para recolectar, transportar y disposición final de los distintos residuos. 
 
Las tuberías de succión y descarga del compresor deben estar soportadas y restringidas para garantizar 
que no se excedan las cargas permitidas de la boquilla. Los desplazamientos debidos a que los 
compresores están montados en el acero de la cubierta del módulo agregarán más complejidad. Para evitar 
la falla por fatiga de las tuberías del compresor, se deben considerar los efectos de la vibración y el aumento 
de presión. 
 
Los soportes deben estar diseñados para facilitar un medio preciso de ajuste y permitir el cumplimiento de 
las tolerancias de alineación en las boquillas del compresor, incluida la desviación máxima de la paralela 
en los diámetros de brida y la alineación simétrica de la brida / orificio del perno. Se requerirá la alineación 
de bridas/tuberías con las boquillas durante la construcción y después de cualquier mantenimiento 
importante que perturbe las conexiones de las tuberías. 
 
Los espesores extraordinarios de las paredes de las tuberías y, en ciertos casos, el uso de bridas API, 
darán como resultado que una cantidad significativa de tuberías y el acero de soporte asociado se ubiquen 
inmediatamente adyacentes a los compresores. La complejidad de estas tuberías y soportes se agravará 
si las carcasas y boquillas del compresor de varias etapas están muy cerca unas de otras. A pesar de esta 
complejidad, el diseño debe garantizar el cumplimiento de todos los criterios de acceso y diseño del 
Proyecto. 
 

V.1.1.31 Diseño de la parte superior de FLNG 
 
La parte superior de la Unidad FLNG está modulada para paquetes de elevación individuales. 
 

V.1.1.31.1 Instalación de entrada 
 
La presión máxima de funcionamiento permitida (MAOP) de la instalación de entrada será la misma que la 
del gasoducto de alimentación, es decir, 10,018.08 kPa man (1,453 psig). El colector de gas FLNG de alta 
presión debe conectarse a las mangueras de carga de alta presión a la instalación de entrada. Este último 
comprenderá un Sistema de Protección de Presión de Alta Integridad (en caso de que la presión de diseño 
de la tubería esté por encima de la Unidad FLNG MAOP), un separador de gas de alimentación de entrada 
y una unidad de medición fiscal (2*100%) protegida por un filtro fino (2*100%). Cada unidad de medición 
constará de un caudalímetro ultrasónico con transmisor de presión y temperatura y un ordenador de caudal 
dedicado. Se proporcionarán válvulas de control que permitan la alineación de los ciclos de medición fiscal 
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en configuración Z para la prueba. El patín de medición de transferencia de custodia se construirá de 
acuerdo con AGA9 (norma Medidores Ultrasónicos Multitrayectoria). 
 
La Unidad FLNG estará amarrada permanentemente al Jetty. Para suministrar el gas natural desde la costa 
hasta la Unidad FLNG, se utilizarán tres mangueras flexibles de 12 pulgadas delimitadas para conectar la 
brida del colector de importación de la Unidad FLNG de alta presión de gas natural con la brida de tierra. 
La manguera adherida compensará los movimientos de la Unidad FLNG y las mareas. Las mangueras 
adheridas deben ser diseñadas y fabricadas por una empresa experimentada en la industria del petróleo y 
el gas y con una lista de referencias reconocible. 
 
Cada conexión de manguera de alta presión de gas natural debe poder aislarse positivamente para 
actividades de mantenimiento e inspecciones. La Unidad FLNG estará amarrada permanentemente, por lo 
que la manguera de alta presión de gas natural tendrá una conexión de brida atornillada con la orilla y al 
colector de la Unidad FLNG de alta presión. 
 
Las mangueras están construidas de acuerdo con el estándar API 17K. Las mangueras flexibles son una 
construcción adherida que comprende acero y materiales elastoméricos. La característica principal de la 
construcción adherida es la acumulación de capas individuales en la pared flexible de la manguera que 
luego se combinan en una unidad a través de la vulcanización. Los conjuntos de mangueras se fabrican 
como una sola unidad, unida a longitudes especificadas donde los acoplamientos son una parte integral 
unida químicamente de la manguera. 
 
En caso de que las mangueras de alta presión requieran tener una longitud superior a 30 metros, se 
instalarán diferentes segmentos de mangueras que se bridarán entre sí. Durante en una fase de ingeniería 
posterior, se realizarán los siguientes estudios para seleccionar el tipo correcto de manguera: 
 
 Análisis estático, cuasi estático de la longitud de la manguera. 
 Análisis hidrodinámico. 
 Análisis de supervivencia. 
 Análisis de fatiga. 
 
El modelado dinámico de la manguera proporcionará la información para el diseño del colector de alta 
presión de gas natural en el lado de la Unida FLNG y en tierra y el tamaño de las bridas de los extremos. 
 

V.1.1.31.2 Pretratamiento del gas de alimentación 
 
El pretratamiento constará de una unidad de eliminación de mercurio, una unidad de endulzamiento de 
gas, una unidad de hidrocarburos pesados y una unidad de deshidratación. El pretratamiento de gases se 
basará en un solo tren (1*100% de capacidad instalada) común a todos los trenes de licuefacción. 
 

V.1.1.31.3 Unidad de eliminación de mercurio 
 
El recipiente de eliminación de mercurio se instalará y diseñará para reemplazar el adsorbente de manera 
segura cada 50,000 horas de funcionamiento. Se dará preferencia a que la extracción de mercurio esté lo 
más cerca posible de las instalaciones de entrada. Las especificaciones del producto a la salida de la 
unidad de eliminación de mercurio deben ser inferiores a 0.01 μg/Sm3. Se tomarán todas las medidas 
necesarias para que el cambio de los lechos de Hg in situ sea lo más eficiente posible. 
 

V.1.1.31.4 Unidad de endulzamiento de gas 
 
La unidad de endulzamiento de gas debe estar diseñada para reducir la concentración de un máximo de 
2.0 mol % de CO2 en el gas de alimentación a una concentración máxima objetivo de 50 ppm (v) para evitar 
la congelación en el proceso criogénico. Sobre la base de la cantidad relativamente pequeña de H2S, se 
supone que la ventilación a la atmósfera del gas ácido podría ser aceptable. No obstante, el respiradero de 
extracción de aminas se dirigirá a un oxidante térmico para que las trazas de aromáticos se procesen en 
lugar de liberarse a la atmósfera. 
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El sistema se diseñará sobre la base de un proceso de aminas regenerativas Se considerarán y 
promoverán disolventes probados. Se espera que MDEA sea la amina más apropiada para este servicio. 
Teniendo en cuenta los movimientos relativos de los buques pequeños que se esperan en las operaciones, 
no se considera necesario ningún estudio de marinización en el futuro. 
 
Se supone que los contaminantes de azufre se eliminarán del gas en la columna de absorción de aminas, 
se proporcionarán provisiones para el agente antiespumante. Otros contaminantes de azufre se estudiarán 
más a fondo en una fase de ingeniería posterior a detalle con licenciantes de aminas/catalizadores. 
 

V.1.1.31.5 Unidad de deshidratación y eliminación de hidrocarburos pesados 
 
Teniendo en cuenta las composiciones de gas proporcionadas, se espera que las trazas de hidrocarburos 
pesados (C6+, benceno, entre otros) del gas de alimentación junto con el contenido de agua se eliminen 
según las especificaciones requeridas en la unidad de deshidratación y eliminación de hidrocarburos 
pesados antes del procesamiento criogénico, teniendo en cuenta la presión bajada en la columna de 
destello final y los tanques de almacenamiento. La Unidad de Remoción de Pesados se basará en la 
adsorción simultánea de hidrocarburos pesados, componentes BTEX y agua (a una concentración igual o 
inferior a 0.1 ppm(v)) utilizando un lecho adsorbente patentado dentro de una caída de presión razonable. 
 
La vida útil del adsorbente objetivo debe coincidir con los planes de mantenimiento de revisión de la planta, 
es decir, 50,000 horas de funcionamiento. La instalación también considerará, como casos de 
desaceleración, los planes de mantenimiento de reacondicionamiento de la planta para contabilizar el 
número de recipientes en modo de adsorción. 
 
El gas de regeneración utilizado se tratará y reciclará aguas arriba del lecho adsorbente. El agua 
condensada y los hidrocarburos pesados del gas de regeneración se dirigirán a un separador trifásico. La 
fase acuosa se dirigirá a los tanques de lodo del casco de la Unidad FLNG, mientras que la fase de vapor 
y la fase aceitosa se utilizarán como gas combustible. Los filtros de polvo deben considerarse en la salida 
del sistema. Se tomarán todas las medidas necesarias para que el cambio de los lechos adsorbentes in 
situ sea lo más eficiente posible. 
 

V.1.1.31.6 Licuefacción 
 
El objetivo de producción de GNL es de más de 5.05 MTPA conforme a la capacidad de diseño y se 
maximizará en función de tres trenes de licuefacción impulsados por turbinas de gas LM6000PF+, 
composición y presión del gas de alimentación.  
 
La licencia de licuefacción seleccionada es Chart Industries IPSMR. La selección de los conductores se 
basa en el estudio de las diferentes configuraciones de los conductores para licuar la mayor cantidad 
posible del gas de alimentación disponible, optimizando la tasa de retorno global del Proyecto (capex, 
eficiencia de combustible, entre otros). 
 
La capacidad de agotamiento del sistema de licuefacción se definirá como el caudal másico bruto 
instantáneo procedente del tambor de destello del extremo de GNL. 
 
La capacidad de producción debe asumir las temperaturas del aire ambiente de diseño (y las temperaturas 
del agua de mar de enfriamiento) y, por lo tanto, no tener en cuenta la variación de las condiciones 
ambientales a lo largo del día. La capacidad de la placa de identificación se basará en una disponibilidad 
global de la planta de un mínimo del 95%. La disponibilidad de la planta se estudiará más adelante en 
detalle durante un análisis RAM actualizado y se basa, por ahora, en estudios previos realizados 
internamente para plantas similares. 
 
A los efectos de la obtención temprana de la autorización de Impacto Ambiental y Riesgo, se estudiarán 
cuatro casos de simulación teniendo en cuenta lo siguiente: 
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 Operaciones en modo de espera o en modo de descarga (este último considerando únicamente las 
temperaturas medias). 

 Temperaturas de diseño del aire ambiente descritas anteriormente. 
 Temperaturas de diseño del agua de mar de enfriamiento como se describió anteriormente. 
 Las condiciones de llegada del gas de alimentación descritas anteriormente. 
 Márgenes corregidos por la potencia del controlador (4% de envejecimiento y ensuciamiento, 2% API 

617, margen del licenciante). 
 

V.1.1.31.7 Servicios auxiliares 
 
Los equipos auxiliares se instalarán según un principio de redundancia Nivel N+1. Los sistemas auxiliares 
(no peligrosos) estarán ubicados en la medida de lo posible en el interior del casco (energía eléctrica, aire 
comprimido, agua de refrigeración, generación de nitrógeno, LER, entre otros) y se ajustarán al diseño 
estándar de los buques de GNL. 
 
El sistema del medio de refrigeración se basará en la refrigeración indirecta del agua de mar extraída de 
un punto del fondo de la Unidad FLNG en un circuito abierto que enfríe el sistema de refrigeración de agua 
dulce (circuito cerrado). Se verificará en todo momento el criterio de regulación que no impone un aumento 
superior a 3 ºC en el borde de la zona de mezcla o a menos de 100 metros del punto de descarga con una 
descarga máxima de 40 ºC. Además, se tendrá cuidado de evitar la recirculación de las aguas de descarga 
en las tomas. 
 
La energía eléctrica necesaria a bordo de la Unidad FLNG para el proceso y para otros consumidores se 
generará a bordo de la unidad. La energía se generará a partir de una combinación de generadores de 
turbinas de gas ubicados en el módulo de generación de energía en la parte superior y motores diésel de 
combustible dual ubicados en la sala de máquinas alimentados por el sistema de gas combustible LP. Los 
generadores deben dimensionarse teniendo en cuenta la potencia adicional requerida durante la carga 
máxima, generalmente durante la descarga, y el deslastre de carga mínimo en caso de que uno de los 
generadores en uso se dispare.  
 
El medio de calentamiento se basará en un sistema de circuito cerrado de aceite caliente que utilice como 
fuente de calor las turbinas de gas, las unidades de recuperación de calor residual y, para fines de arranque, 
un calentador eléctrico. 
 

V.1.1.31.8 Gestión de gases de ebullición 
 
El gas de ebullición generado durante el proceso de licuefacción, el almacenamiento o el vapor de retorno 
del buque de GNL durante la transferencia de GNL a 10,000 m3/h se utilizará en la medida de lo posible 
como gas combustible y el resto se volverá a licuar, es decir, se reciclará en el proceso de licuefacción. El 
sistema de contención de la carga se basará en una fuga de calor equivalente a una pérdida máxima de 
volumen de líquido del 0.15 % por día natural con un llenado del 95%. La presión de funcionamiento de los 
tanques de carga durante el funcionamiento normal es de un máximo de 60 mbarg con un MAOP de 70 
mbarg. 
 
Los detalles de la gestión de gases en ebullición se estudiarán en una fase posterior, distinguiendo entre 
la BOG en modo de retención (destello de marcha y entrada de calor, entrada de calor de la carga FLNG 
y vapor desplazado) y modo de descarga (retorno de vapor de GNL adicionalmente). Ambos modos, el 
llenado del tanque y el caudal de producción, afectarán en gran medida la temperatura y la composición 
del Boil-Off. El efecto de la variación de la temperatura se reducirá mezclándolo con el gas de destello final 
y el uso de enfriamiento por enfriamiento de enfriamiento de GNL. 
 
Aquí se destaca que no se prevén disposiciones para que la Unidad FLNG reciba GNL caliente en su 
atracadero para enfriarse. 
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V.1.1.31.9 Filosofía de Escape – Evacuación y Rescate 
 
El diseño de las instalaciones de escape, evacuación y salvamento (EER) de la Unidad de FLNG deberá 
seguir los siguientes lineamientos: 
 
 Cumplir con los requisitos de la OMI y de la clase. 
 Cumplir con las regulaciones de las autoridades locales y / o los requisitos de la Unidad FLNG. 
 Tener en cuenta las recomendaciones de los estudios de evaluación de riesgos y seguridad específicos 

del Proyecto, en particular: HAZID/HAZOP/LOPA/SIL-SRS/FERA/EERA. 
 
El diseño de las instalaciones EER tendrá en cuenta el personal a bordo (POB), la distribución prevista de 
la dotación en la instalación, las posibles fuentes de peligros y los posibles escenarios de escalada. 
 
La intención del diseño de un sistema Escape, Evacuación y Rescate es permitir, en caso de situación de 
emergencia, la fuga del personal de cualquier lugar de la instalación a una de las zonas de reunión 
predeterminadas, y la evacuación segura de todo el personal a bordo de la Unidad FLNG, incluido el rescate 
de personas heridas. Por lo general, comprende: 
 
 Vías de escape. 
 Áreas de reunión. 
 Medios de evacuación. 
 Medios de rescate. 
 
El personal a bordo máximo para la Unidad FLNG se definirá para la operación y mantenimiento normales, 
para las actividades de puesta en marcha y de puesta en marcha. Será necesario verificar los números 
conforme se determinen los requerimientos de la Unidad FLNG, en función de responsabilidades y 
necesidades para cada fase del proyecto. El Cuarto de Control Central (CCR) y las oficinas se consideran 
como área segura desde el punto de vista de Escape, Evacuación y Rescate y comprenderán un refugio 
temporal como estación de reunión principal. Se proporcionan rutas de escape para facilitar la huida del 
personal del lugar del accidente. El diseño de las vías de evacuación es tal que se disponga en todo 
momento de al menos una vía de evacuación hacia las zonas de reunión. 
 
Cada nivel de la cubierta de proceso estará provisto de al menos dos vías de evacuación, de las cuales al 
menos una por escalera. 
 

V.1.1.31.9.1 Refugio(s) temporal(es) 
 
Se proporcionará un refugio temporal a bordo de la Unidad FLNG y se ubicará en el bloque de oficinas. 
 
El refugio temporal estará diseñado para proporcionar un refugio seguro al máximo de personas a bordo. 
El Cuarto de Control Central formará parte del refugio temporal. Se incorporará un Refugio Seguro 
Temporal, con los mismos estándares de construcción del edificio de oficinas, para alarmas de cobertura 
y eventos de seguridad capaces de soportar una sobrepresión de 1.0 bar. El Refugio Temporal de 
Seguridad cubrirá como mínimo las salas de seguridad y la sala de control de seguridad con la intención 
de construir el nivel B completo como Refugio de Seguridad Temporal. 
 
El refugio temporal se diseñará para diseño de cargas accidentales de acuerdo con los escenarios de la 
evaluación del riesgo de incendio y explosión con una frecuencia acumulada de 10-4. Por defecto, la 
duración de la resistencia debe asumirse como un tiempo mínimo de resistencia de 60 minutos, a menos 
que la Evaluación del riesgo de incendio y explosión demuestre que podrían producirse escenarios 
pertinentes de mayor duración y/o la probabilidad de que se produzcan condiciones meteorológicas 
adversas que impidan el abandono seguro de la Unidad FLNG en un plazo de 60 minutos. 
 
La vía de acceso/evacuación desde el refugio temporal hasta los medios de evacuación y los propios 
medios de evacuación (por ejemplo, pasarelas de Jetty, embarcación de supervivencia totalmente cerrada 
propulsada por motor o puentes volantes1) deberán estar protegidos contra el impacto del fuego y la 
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explosión, de modo que su integridad esté salvaguardada hasta que sea necesario para el eventual 
abandono de la Unidad FLNG. 
 
El Refugio Temporal protegerá al personal de las consecuencias del fuego, el gas y el humo durante un 
tiempo mínimo de resistencia de 60 minutos, tiempo suficiente para que todo el personal a bordo reúna, 
evalúe la situación y, si procede, intente controlarla; o para tomar una decisión sobre la evacuación de la 
instalación o esperar a que el incidente disminuya y actuar en consecuencia. Al detectar la entrada de humo 
o gas en el Refugio Temporal, la ventilación se apagará y las compuertas (a prueba de fallas) se cerrarán. 
 
La ventilación del bloque de oficinas se dispondrá de manera que se evite la entrada de gases o humos 
inflamables, tóxicos o nocivos procedentes de las zonas circundantes. La evaluación del riesgo de incendio 
y explosión de la Unidad FLNG indicará si se puede alcanzar el tiempo de resistencia mínimo requerido de 
120 minutos desde la entrada de humo y gas. El Refugio Temporal estará provisto de instalaciones para el 
seguimiento y control de un incidente y para la organización de la evacuación. Estas instalaciones se 
consideran las siguientes: 
 
 Monitoreo y manipulación de sistemas de control de carga, producción y lastre. 
 Funcionamiento de la tubería contraincendios y sus sistemas asociados. 
 Monitoreo de riesgos de incendio y gas. 
 Operaciones de ventilación y paradas de maquinaria. 
 Comunicaciones externas. 
 Monitoreo portátil de gases. 
 Protección activa y pasiva contra incendios. 
 Protección contra sobrepresión. 
 Entrada externa de humos y gases. 
 
Un puente volante se definirá como el despegue del personal de la Unidad FLNG por medio de un 
cabrestante de helicóptero o una canasta de transferencia de personal. 
 

V.1.1.31.9.2 Refugio temporal primario 
 
Todos los niveles del bloque de oficinas han sido evaluados como lugares designados como refugio 
temporal primario según el plano del Arreglo General P21-003-EXM-10-01-DWG-01. El principal refugio 
temporal se ubicará en la cubierta A, cerca de la "Sala de Radio". 
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Figura V.20 Ubicación del principal refugio temporal primario en el bloque de oficinas 

 
Características técnicas. 
 
Las disposiciones para las necesidades sanitarias se incorporan en el nivel A. Se incorporarán 
disposiciones para el tratamiento médico. 
 
Servirá como refugio para la tripulación, es decir, espacio para que toda la tripulación permanezca en un 
refugio seguro hasta por 24 horas. El refugio se ubicará adyacente a la sala de radio. El refugio de la 
tripulación se utilizará como sala de control central. El refugio de la tripulación será el mismo espacio que 
la ciudadela en lo que respecta a las regulaciones de Reglamento de Inspección de Seguridad Marítima. 
El Refugio de la Tripulación será también el mismo espacio que el Refugio Seguro Temporal, requerido en 
vista de las Evaluaciones de Riesgos de Seguridad y las medidas de mitigación para la Respuesta a 
Eventos de Accidentes Mayores. 
 
La ubicación principal del refugio temporal o refugio de la tripulación será de aproximadamente 141 m2. Las 
dimensiones exactas se definirán durante el estudio de evaluación del riesgo de incendio y explosión  
 
Las provisiones hasta 24 horas estarán disponibles en el refugio temporal. 
 
Sobre la base del número máximo de personas a bordo, actualmente estimado en 47 personas con un 
máximo de 92 personas (99 se considerarán para el estudio FEED), el Cuarto de Control Central tendrá un 
tamaño insuficiente para el refugio temporal primario principal para acomodar a toda la dotación, por lo que 
el área se puede ampliar a 291 m2 utilizando la sala de recepción e instrucción y la sala de día. 
 
Se investigará la interconexión del Cuarto de Control Central, la sala de radio, la sala de recepción e 
instrucción y la sala de día para garantizar el espacio y las instalaciones suficientes. Todos los lugares 
tendrán preferiblemente acceso por dos puertas para garantizar la rápida entrada de la tripulación en la 
sala. El Cuarto de Control Central contará con medios de comunicación internos y externos. 
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En caso de que el bloque de oficinas y el refugio temporal principal se vean afectados por un incidente 
dentro del bloque de oficinas y debajo de las cubiertas, la dotación completa se reunirá en el área de 
desembarque de la Unidad FLNG para el recuento de efectivos antes del abandono. 
 

V.1.1.31.9.3 Refugio temporal secundario 
 
El refugio temporal secundario se ubicará en la parte delantera de la Unidad FLNG por debajo del nivel 
cinco en el lado de estribor. El refugio será accesible a través de esclusas de aire a través del túnel de 
escape en el lado de estribor o a través de la parte delantera en el nivel cinco. 
 
Características técnicas. 
 
Se dispondrá de provisiones para las necesidades sanitarias a través de baños químicos portátiles, equipos 
de tratamiento médico a través de botiquines de primeros auxilios y agua potable. El refugio temporal 
secundario servirá como refugio para la tripulación, es decir, espacio para que un número limitado de 
tripulantes permanezca en un refugio seguro hasta por 24 horas. El refugio se ubicará adyacente a la 
estación de reunión secundaria. El refugio de la tripulación dispondrá de medios de comunicación limitados 
que consistan en comunicación interna con Cuarto de Control, Cuarto de Control Central y walkie talkies 
portátiles. La ubicación del refugio temporal secundario o refugio de la tripulación será de aproximadamente 
76 m2 y se puede ampliar a 400 m2 utilizando el área de refugio temporal secundario, así como la estación 
de reunión secundaria. Las dimensiones exactas se definirán conforme evolucione la ingeniería, la Clase 
y según las recomendaciones del estudio de Evaluación del riesgo de incendio y explosión.   
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V.2 Descripción del proceso 
 

V.2.1 Instalaciones de entrada y sistema de eliminación de mercurio 
 
El objetivo principal de las instalaciones de entrada y del sistema de eliminación de mercurio es separar 
cualquier líquido suelto en el gas de alimentación de la tubería y reducir la concentración de mercurio en el 
gas de alimentación a un nivel <0.01 μg/Sm3. 
 
Un Sistema de Protección de Presión de Alta Integridad (HOLD1) protege los sistemas aguas abajo de la 
sobrepresión, ya que el gasoducto tiene una presión de diseño superior a la de la planta de tratamiento de 
gas del área superior. El gas fluye primero a través de un paquete de medición fiscal instalado aguas arriba 
de la línea de flujo de deslizamiento de arranque y la planta de procesamiento de pretratamiento. 
 
Para mantener una presión estable en todos los sistemas de pretratamiento, hay una válvula de control de 
presión situada aguas abajo de la válvula de cierre de emergencia (EV) de entrada y del paquete de 
medición. La válvula de control de presión es controlada por la presión aguas abajo del depurador de gases 
de alimentación. 
 
Tras controlar su temperatura en el calentador de entrada, el gas entra en el depurador de gases de 
alimentación, donde se elimina cualquier líquido accidental. El gas que sale del depurador de gas de 
alimentación se dirige al filtro fino de gas de alimentación para eliminar las partículas arrastradas debido a 
la corrosión que puede acumularse con el tiempo en la tubería aguas arriba. 
 
El gas sin mercurio sale del lecho de protección de mercurio y el polvo/partículas arrastradas del adsorbente 
se eliminarán en el filtro después de pasar por el lecho de protección de mercurio. A continuación, el gas 
se dirige a la Unidad de Eliminación de Gases Ácidos (AGRU, por sus siglas en inglés) para la eliminación 
de CO2. También existe la posibilidad de utilizar parte de la salida del lecho de protección de mercurio 
después del filtro como gas de recarga/arranque para los sistemas de gas combustible de alta presión y 
baja presión. 
 
En las secciones siguientes se presenta la descripción de cada uno de los componentes principales de las 
instalaciones de entrada y del sistema de eliminación de mercurio. 
 

V.2.1.1 Depurador de gas de alimentación 
 
El depurador de gases de alimentación estará diseñado para tratar el gas de alimentación que se espera 
que llegue desde la tubería y para separar cualquier líquido suelto proveniente del gas de alimentación. 
Según las bases del diseño, el gas de la tubería es seco, por lo que no se espera que haya líquido suelto 
en el gas de alimentación. El depurador de gases de alimentación se instalará para facilitar cualquier 
contingencia en la composición, tal y como se indica en las bases de diseño y proteger así los sistemas 
aguas abajo de suciedad, lodos, líquidos inesperados, entre otros. 
 
La presión de entrada del gas de alimentación al depurador de gas de alimentación se regula mediante 
una válvula de descarga de presión. Como normalmente no se esperan líquidos, no se incluye el control 
automático de niveles. Cualquier líquido que se separe en el depurador de gas de alimentación se drenará 
manualmente al tambor separador de quemadores húmedos de HP. 
 
El gas que sale del depurador de gas de alimentación se dirige al calentador de entrada y, a continuación, 
al filtro fino de gas de alimentación y antes de entrar en el lecho de protección de mercurio para la 
eliminación de mercurio. 
 

V.2.1.2 Calentador de entrada y calentador del medio refrigerante 
 
En el diseño se incluye un calentador de entrada para garantizar una temperatura de suministro de 21 ºC 
para el contactor de aminas y evitar temperaturas de funcionamiento por debajo de la temperatura de 
precipitación del activador de aminas (piperazina) y de formación de hidratos cuando el gas seco entra en 
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el contactor de aminas. Si fuese necesario, la demanda de calor del calentador de entrada se cubre con un 
medio refrigerante calentado. Si el caudal de gas de alimentación es demasiado elevado, se desconecta la 
calefacción suministrada al calentador del medio refrigerante. La configuración de los calefactores es 
1x100% de tipo carcasa y tubo. 
 

V.2.1.3 Filtro fino del gas de alimentación 
 
Habrá 2x100% filtros finos de gas de alimentación, instalados aguas abajo del depurador de gas de 
alimentación. El filtro protegerá el lecho de protección de mercurio de cualquier partícula de corrosión que 
se acumule con el tiempo en la tubería. 
 
El gas filtrado se dirige al paquete de medición fiscal y, posteriormente, al lecho de protección de mercurio. 
 

V.2.1.4 Paquete de medición 
 
La línea de salida de gas de la válvula de la Unidad FLNG, aguas arriba de las instalaciones de 
procesamiento, estará equipada con una estación de medición fiscal del gas de alimentación procedente 
del gasoducto. La unidad de medición fiscal tendrá dos recorridos de medición paralelos con un 100% de 
redundancia en una configuración Z. Cada tramo de medición constará de un caudalímetro ultrasónico con 
transmisores de presión y temperatura y computadora de caudal dedicada. 
 

V.2.1.5 Lecho de protección de mercurio 
 
Aunque no se espera la presencia de mercurio en el gas de alimentación, se incluye un sistema de 
eliminación de mercurio para garantizar la captura de cualquier mercurio potencial o inesperado en el gas 
de alimentación y evitar así cualquier problema de corrosión de la amalgama o de fragilización del metal 
líquido en la cámara de enfriamiento. Esto concuerda con las buenas prácticas habituales del GNL. 
 
De acuerdo con la base de diseño de contaminantes máximos del gas de alimentación, el lecho de 
protección de mercurio se diseñará para una concentración de mercurio de 100 µg/Nm3 con una 
especificación de producto inferior a 0.01 µg/Sm3. 
 
La eliminación de mercurio se basa en una solución adsorbente estándar no regenerativa en la que el 
material activo debe sustituirse tras la vida útil especificada de 50,000 horas. La cama de protección de 
mercurio estará provista de dispositivos para realizar mediciones rutinarias del nivel de mercurio. Tome en 
cuenta que un contenido inexistente o muy bajo de mercurio en el gas de alimentación prolongará 
considerablemente la vida útil del lecho. 
 
El gas que sale del lecho de protección de mercurio se dirige al filtro posterior del lecho de protección de 
mercurio. 
 

V.2.1.6 Lecho de protección de mercurio después del filtro 
 
Habrá 1 lecho 1x100% de protección de mercurio después del filtro, instalado aguas abajo del lecho de 
protección de mercurio. El filtro tendrá un conducto de derivación manual que permita extraerlo para su 
mantenimiento. El filtro protegerá los sistemas aguas abajo de cualquier polvo/elemento fino residual 
arrastrado por los adsorbentes de mercurio. El adsorbente de mercurio es estable y solo se espera la 
presencia de polvo/elementos finos durante el cambio del adsorbente. Por lo tanto, el funcionamiento a 
través de la línea de derivación es aceptable durante el mantenimiento del filtro. 
 
El gas filtrado se encamina a la unidad de eliminación de gas ácido y también habrá una toma de gas 
combustible aguas abajo del lecho de protección de mercurio después del filtro, que se utilizará para la 
puesta en marcha y para la recarga/balance de gas combustible con la producción de gas ebullición/ gas 
de expansión final durante el funcionamiento normal. 
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V.2.2 Sistema de eliminación de gases ácidos 
 
Se espera que el gas de alimentación del Proyecto contenga menos de 2.0 mol% de CO2. El objetivo 
principal de la Unidad de eliminación de gases ácidos es reducir la concentración de CO2 en el gas de 
alimentación a un nivel inferior a 50 ppmv. 
 
Después de endulzar el gas, el gas tratado se envía al sistema de eliminación de hidrocarburos pesados y 
posteriormente al sistema de deshidratación antes de que se produzca la licuefacción del gas. 
 
Para lograr la baja concentración de CO2 necesaria para la producción de GNL, se selecciona un disolvente 
(aMDEA) que contiene un activador (piperazina). El activador acelera la velocidad de reacción, y el 
disolvente activado se denomina aMDEA. La selección de un disolvente aMDEA se debe principalmente a 
la reducción del tamaño del equipo debido a los menores índices de circulación, la reducción de la corrosión 
y el ahorro de energía con respecto a la mayoría de las demás aminas. El CO2 y trazas de H2S (si están 
presentes) serán eliminados del gas de alimentación por el disolvente de aminas en el contactor de aminas, 
que es una columna de absorción donde el gas ácido y las aminas fluyen en contracorriente. El gas que 
sale de la parte superior del contactor contendrá menos de 50 ppmv de CO2 y se enviará al contactor de 
aminas después del depurador y al filtro coalescente antes de introducirse en el sistema de eliminación de 
hidrocarburos pesados. 
 
El CO2 eliminado durante la regeneración de aminas se enviará al oxidante térmico para garantizar la 
combustión de las trazas de aromáticos. 
 
En las secciones siguientes se describe cada uno de los componentes principales de la Unidad de 
Eliminación de Gases Ácidos. 
 

V.2.2.1 Contactor de aminas 
 
El gas de alimentación sin tratar entra por la parte inferior del contactor (por encima del nivel del líquido) y 
se distribuye uniformemente por la sección transversal del contactor. A continuación, el gas fluye hacia 
arriba a través del contactor, donde entra en contacto con la solución de aminas que fluye por la sección 
de empaquetadura desde la parte superior de la columna. A medida que el disolvente desciende por la 
sección de empaquetamiento de la columna reacciona con el CO2, las reacciones exotérmicas aumentan 
la temperatura del disolvente y forman una sal no regenerable térmicamente que es una forma protonada 
de la amina. A medida que el gas sigue subiendo por el contactor, más gases ácidos reaccionan 
químicamente con la amina. 
 
El gas endulzado sale por la parte superior del contactor, se enfría en el refrigerador después del contactor 
de aminas y pasa a través de un separador de salida, el contactor de aminas después del depurador, para 
recoger cualquier solución que pueda arrastrarse. En la parte superior de la torre se utilizará un antivaho 
de malla metálica convencional para reducir el arrastre de líquido amínico. 
 
El gas tratado que sale del sistema de aminas está saturado de agua y se envía al sistema de eliminación 
de hidrocarburos pesados, donde se eliminan el benceno, tolueno y xileno (BTX), el hidrocarburo pesado 
y el agua para cumplir los requisitos de contenido de agua e hidrocarburos pesados del GNL. 
 
La amina rica (cargada con gas ácido) se recoge en la parte inferior del contactor de aminas y se dirige a 
la columna de evaporación rápida de aminas mediante el control de niveles. 
 
Cualquier condensado arrastrado a la amina líquida será desnatado en un vertedero en la parte inferior del 
contactor de aminas. El gas de alimentación es un gas muy magro y no se esperan condensados. Por lo 
tanto, el drenaje del condensado a la columna de evaporación rápida de aminas será una operación 
manual. 
 
El antiespumante del contactor de aminas puede introducirse en el sistema aguas arriba de la bomba de 
circulación de aminas y aguas arriba de la columna de extracción de aminas. Se trata de una operación 
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manual y es necesaria si aparece algún signo de formación de espuma en el sistema (por ejemplo, aumento 
de DP a través de la empaquetadura, arrastre de aminas, entre otros). 
 

V.2.2.2 Filtro de retorno de drenaje de aminas 
 
El filtro de retorno de drenaje de aminas está situado en la línea de retorno de aminas/línea de reposición 
de aminas para eliminar cualquier partícula de corrosión derivada de los tanques de almacenamiento de 
aminas. 
 
El filtro de retorno de drenaje de aminas (1x100%) es de tipo cartucho, y está diseñado para eliminar 
partículas sólidas arrastradas hasta un tamaño típico de 5 μm. 
 

V.2.2.3 Contactor de aminas después del depurador 
 
El gas dulce del contactor de aminas se envía al contactor de aminas después del depurador para recuperar 
el arrastre de aminas del contactor de aminas. Los líquidos que se forman, compuestos de agua y aminas, 
se drenan desde el fondo del depurador hasta la columna de evaporación rápida de aminas. El nivel de 
líquido en el contactor de aminas después del depurador se controla mediante una válvula de control de 
niveles y se dirige al tambor de evaporación rápida de aminas. 
 
El gas dulce procedente del contactor de aminas después del depurador se dirige al filtro coalescente 
situado aguas arriba de los lechos de adsorción de hidrocarburo pesado. 
 

V.2.2.4 Filtro coalescente 
 
El filtro coalescente es necesario para garantizar que el gas de alimentación a los lechos de adsorción 
aguas abajo esté libre de líquidos (agua/amina y condensado), ya que el material adsorbente utilizado para 
la recuperación de hidrocarburos pesados es muy sensible al arrastre de líquidos. 
 
El filtro coalescente es una unidad de depuración/filtro coalescente de 1x100% mixta en un recipiente a 
presión. La sección de entrada en la parte inferior contiene la sección del depurador donde cualquier líquido 
condensado en las tuberías aguas arriba se separa de la fase gaseosa. Los gases de la sección inferior se 
conducen internamente a la sección superior, donde hay varios filtros coalescentes. Estos filtros separan 
cualquier gota fina de líquido de la corriente de gas. De este modo, el gas que sale de la sección superior 
de la unidad queda sin líquidos arrastrados y se dirige hacia los lechos de adsorción de hidrocarburos 
pesados. Los líquidos acumulados de ambas secciones se conducen a la columna de evaporación rápida 
a través de una válvula de control de niveles. 
 

V.2.2.5 Columna de evaporación rápida de aminas 
 
La solución rica en aminas que sale del contactor se dirige a la columna de evaporación rápida de aminas, 
donde la presión se reduce mediante una válvula de control de nivel. Habrá un flujo bifásico en la columna 
de evaporación rápida aguas abajo de la válvula de control de niveles en la línea de entrada. Por lo tanto, 
la válvula de control de niveles se situará cerca de la columna de evaporación rápida. Antes de entrar en 
la columna de evaporación rápida de aminas, las aminas ricas se mezclan con cualquier líquido procedente 
del filtro coalescente y del depurador después del contactor de aminas. 
 
En la columna de evaporación rápida de aminas, la mayor parte del hidrocarburo gaseoso de las aminas 
se evapora. La columna de evaporación rápida de aminas se facilita con una sección de empaquetadura.  
El flujo principal de aminas ricas se distribuye a través de la empaquetadura. Esta empaquetadura facilita 
la evaporación de los hidrocarburos ligeros absorbidos y de parte del CO2 absorbido. 
 
El gas que se evaporó rápidamente sale de la parte superior de la columna y se envía al sistema de gas 
combustible de LP o se recicla a la entrada del contactor de amina a través del paquete recompresor de 
gas de evaporación rápida de aminas. La presión de la columna de evaporación rápida se controla 
mediante un control de rango dividido que garantiza que el gas de evaporación rápida sobrante se ventile 
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al sistema de gas combustible de LP, y se abre para la purga de gas combustible si la presión cae por 
debajo del punto configurado. 
 
La solución de aminas ricas del fondo de la columna de evaporación rápida se envía a la columna de 
extracción de aminas a través del intercambiador de calor de aminas magras/ricas. 
 
El nivel de líquido en el tambor de evaporación rápida se controla mediante una válvula de control en el 
flujo de aminas ricas hacia la columna de extracción de amina. Esta es una válvula de control de flujo que 
garantiza un flujo estable de aminas hacia la columna de extracción. 
 

V.2.2.6 Intercambiador de calor de aminas magras/ricas 
 
Las aminas ricas procedentes de la columna de evaporación rápida pasan a través del intercambiador de 
calor magro/rico, donde las aminas magras calientes procedentes de la columna de extracción lo calientan. 
A continuación, las aminas ricas calentadas se conducen a la parte superior de la columna de extracción, 
donde se regeneran las aminas. El intercambiador de calor de aminas magras/ricas economiza el trabajo 
de calentamiento y reduce la demanda del recalentador de aminas. 
 
Las aminas magras de la parte inferior de la columna de depuración se enfrían con las aminas ricas frías 
de la columna de evaporación rápida de aminas y se envía para su posterior enfriamiento y presurización 
hasta antes de entrar en el contactor de aminas para un nuevo ciclo. 
 
Los intercambiadores de calor de aminas magras/ricas constan de 2 intercambiadores 2x100% de placas. 
 

V.2.2.7 Columna de extracción de aminas 
 
La columna de extracción de aminas es una torre vertical que consta de una sección de empaque y una 
sección inferior para las aminas tratadas. La solución calentada rica en aminas procedente del 
intercambiador de calor de aminas magras/ricas pasa por una válvula de control antes de entrar en la parte 
superior de la columna de extracción. La válvula de control se ajusta para mantener un flujo estable de 
aminas hacia la columna de extracción, pero facilitando al mismo tiempo el control de niveles en la columna 
de evaporación rápida de aminas. 
 
Aguas abajo de la válvula de control, el líquido procedente del tambor de reflujo se mezcla con las aminas 
ricas antes de entrar en la columna de extracción. 
 
Las aminas ricas fluyen hacia abajo a través del extractor, el vapor que fluye hacia arriba y el aumento 
gradual de la temperatura eliminan gradualmente el CO2 restante. El líquido que sale de la sección de 
envasado se recoge en una bandeja de chimenea situada sobre el sumidero de líquido de la parte inferior 
y se envía al recalentador. La recolección de líquido en la bandeja de la chimenea garantiza que toda la 
amina rica pase una vez por el recalentador de aminas. 
 
El vapor generado en el recalentador entra en la columna de extracción por debajo de la bandeja de la 
chimenea. El vapor se enfría mientras asciende por la columna, condensando el vapor de aminas, mientras 
se calientan las aminas líquidas que descienden por los empaques, extrayendo agua, CO2 y algo de amina. 
 
Los vapores superiores de la columna de extracción que contienen agua (vapor), CO2 y algunas trazas de 
aminas se dirigen al sistema de condensación de reflujo. El agua ácida vuelve del sistema de condensación 
de reflujo y entra en la columna de extracción con la amina rica. 
 
El líquido de retorno del recalentador entra en la columna por recuperar los líquidos. La solución magra en 
aminas que sale de la parte inferior de la columna de extracción se dirige al intercambiador de calor de 
aminas magras/ricas y al enfriador de aminas magras para reducir la temperatura de la solución magra 
antes de entrar en el contactor de aminas para repetir el ciclo. 
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Se puede introducir antiespumante en la columna de extracción de aminas con la corriente de entrada de 
aminas ricas si surge algún signo de formación de espuma en el sistema. 
 

V.2.2.8 Condensador de reflujo de aminas 
 
La mezcla de vapor y gas ácido que sale de la columna de extracción se enfría en el condensador de reflujo 
de aminas, para recuperar el agua en el tambor de reflujo aguas abajo. La mayor parte del vapor de agua 
y del vapor de aminas se condensará debido a este enfriamiento, dejando principalmente gas ácido 
saturado de agua que se expulsará a la atmósfera. 
 
Se utiliza agua dulce como medio de refrigeración. La temperatura de la corriente bifásica que sale del 
condensador se controla mediante una válvula de control en el retorno del medio refrigerante, con entrada 
de la temperatura a la salida del gas del tambor de reflujo de aminas. 
 
El condensador de reflujo de aminas será un intercambiador 1x100% de calor de placas y bastidor 
semisoldado de placas. 
 

V.2.2.9 Tambor de reflujo de aminas 
 
El tambor de reflujo de aminas (recipiente vertical) es un depósito combinado de separador y amortiguador 
de agua de reflujo. La sección de separación de gas/líquido tiene un distribuidor de paletas de entrada y 
un desnebulizador de malla metálica. La sección de sumidero recolecta el agua y las aminas que se 
condensan en el condensador de reflujo, y el agua y las aminas separadas se reciclan de nuevo hacia la 
columna de extracción como reflujo a través de las bombas de reflujo de aminas. El sumidero del recipiente 
está equipado con una cámara que facilita el desespumado de la capa de condensado. El agua aceitosa 
que se desespuma se dirige a los vertederos o se desecha mediante un procedimiento de drenaje manual. 
 
Con el fin de proporcionar unas condiciones de funcionamiento estables para la columna de extracción de 
regeneración, el agua de reflujo se recicla con un caudal estable. Esto se garantiza mediante el uso de 
niveles de flujo en cascada y un tiempo de amortiguación suficiente en el tambor de reflujo. 
 
La presión en el tambor de reflujo se controla mediante una válvula de control en la descarga de gas con 
la entrada de un transmisor de presión en la corriente de gas hacia el condensador de reflujo. 
 
El gas que sale del tambor de reflujo, principalmente CO2 saturado de agua, se ventea a la atmósfera. 
 

V.2.2.10 Bomba de reflujo de aminas 
 
La bomba de reflujo de amina se utiliza para conducir el agua condensada y la amina desde el tambor de 
reflujo hasta la columna de extracción. 
 
El caudal de reflujo hacia la columna de separación de aminas se controla mediante una válvula de control 
de flujo hacia la salida de la bomba, con la entrada de un controlador de nivel a flujo hacia la salida de la 
bomba. El control de flujo está configurado para mantener un caudal de reflujo estable hacia la columna de 
extracción, mientras se garantiza un control de nivel seguro del tambor de reflujo. Las bombas son 2 
centrífugas completas. 
 

V.2.2.11 Recalentador de aminas 
 
Las aminas recolectadas en la bandeja inferior de la chimenea de la columna de extracción se envían al 
recalentador. En el recalentador se evapora el agua de la solución semilimpia de aminas/agua, 
proporcionando vapor para el proceso de extracción en la columna de extracción de aminas. La bandeja 
de la chimenea garantiza que toda la amina rica pase una vez por el recalentador de aminas. 
 



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-94 

 

El vapor generado en el recalentador entra en la columna de extracción por debajo de la bandeja de la 
chimenea, y el líquido regenerado y devuelto del recalentador entra en la columna por el sumidero de 
líquidos. 
 
El servicio térmico del recalentador de aminas se controla mediante un control combinado de caudal y 
temperatura. Una válvula de control de flujo en la línea de suministro del medio calefactor controla el flujo 
del medio calefactor con la entrada de un sensor de temperatura en la sección media de la columna de 
extracción. Como medio calefactor se utiliza uno con una temperatura de 170 ºC. 
 
El recalentador de aminas es un recalentador tipo caldera con una configuración 2x50%. 
 

V.2.2.12 Bomba de refuerzo de aminas 
 
La bomba de refuerzo de aminas se encuentra aguas abajo del intercambiador de calor de aminas 
magras/ricas y garantiza el flujo a las bombas de circulación de aminas aguas abajo del enfriador de aminas 
magras. Las bombas son 2 centrífugas completas. 
 

V.2.2.13 Enfriador de aminas magras 
 
El enfriador de aminas magras se encuentra aguas abajo del intercambiador de calor de aminas 
magras/ricas y se utiliza para mantener la temperatura correcta antes de que las aminas magras 
regeneradas se bombeen de nuevo al contactor de aminas. 
 
Se utiliza agua dulce como medio de refrigeración. La temperatura de las aminas magras que entran en el 
contactor de aminas debe ser superior a la temperatura del gas de alimentación de entrada. Esto se 
garantiza mediante un controlador de temperatura diferencial que toma la temperatura del gas de 
alimentación del contactor y actúa sobre el flujo de CM a través del enfriador de aminas magras. 
 
El enfriador de aminas magras es un intercambiador de calor de placas 1x100%. 
 

V.2.2.14 Filtro fino de aminas magras 
 
La filtración de la solución de aminas para eliminar los sólidos arrastrados es esencial para el buen 
funcionamiento de una planta de tratamiento de gas. Después de enfriarse en el enfriador de aminas 
magras, el 25% de las aminas magras se filtra en el filtro fino de aminas magras. La filtración se realiza 
para evitar la acumulación de sólidos en el sistema durante un periodo de tiempo. El filtro de aminas magras 
es de tipo cartucho, diseñado para eliminar partículas sólidas arrastradas de hasta 10 μm de tamaño. 
 
El sistema puede soportar breves periodos sin filtración, por ejemplo, en relación con el cambio de 
cartuchos, por lo que no se ahorra nada. 
 

V.2.2.15 Filtro de carbón de aminas magras 
 
La segunda etapa de filtración es el filtro de carbón de aminas magras. La función del filtro de carbón 
activado es evitar la acumulación de hidrocarburos disueltos y otros contaminantes en el sistema de aminas 
de circuito cerrado, y elimina las partículas sólidas arrastradas hasta un tamaño típico de 5 μm. Está situado 
aguas abajo del filtro fino de aminas magras para evitar la deposición de sólidos que taponarían el filtro de 
carbón. 
 
El filtro de carbón de aminas magras está diseñado para manejar el 25% del flujo de aminas magras. El 
sistema puede soportar breves periodos sin filtración, por ejemplo, en relación con el cambio de cartuchos, 
por lo que no se ahorra nada. 
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V.2.2.16 Carbón de aminas magras después del filtro 
 
Para reducir el deslizamiento de elementos finos de carbón desde el filtro de carbón de aminas magras al 
resto del sistema de aminas, se suministra un filtro después del carbón de aminas magras. 
 
El filtro después del carbón de aminas magras es de tipo cartucho, diseñado para eliminar partículas sólidas 
arrastradas hasta un tamaño típico de 5 μm. 
 
El sistema puede soportar breves periodos sin filtración, por ejemplo, en relación con el cambio de 
cartuchos, por lo que no se ahorra nada. 
 

V.2.2.17 Bomba de circulación de aminas 
 
La bomba de circulación de amina se encuentra aguas abajo del enfriador de aminas magras y bombea 
aminas magras al contactor de aminas. El control del caudal se realiza a la salida de la bomba mediante 
una válvula de control específica. Las bombas son 2 centrífugas completas. 
 

V.2.3 Sistema de eliminación y deshidratación de hidrocarburos pesados 
 
El sistema de licuefacción requiere la eliminación previa de hidrocarburos pesados, por ejemplo, C6+, 
benceno, octano, entre otros, y de la humedad que podría congelarse durante el proceso de licuefacción. 
 
El diseño del Proyecto presenta un único proceso de adsorción por cambio de temperatura, que combina 
la eliminación de hidrocarburos pesados y deshidratación, común para todos los trenes de licuefacción. 
 
La unidad de eliminación de hidrocarburos pesados para la eliminación simultánea de hidrocarburos y agua 
del gas natural se basa en las propiedades únicas del material adsorbente, que es un adsorbente especial 
de gel de sílice y aluminio con una estructura de poros adaptada a la adsorción de hidrocarburos tales 
como C6+, BTX y mercaptanos. El agua también se adsorbe simultáneamente, el agua en la corriente de 
gas de alimentación se eliminará hasta 0.1 ppmv, por lo que no será necesario un sistema de deshidratación 
adicional. 
 
La salida de gas del sistema combinado de eliminación de hidrocarburos pesados que cumple las 
especificaciones en cuanto a componentes pesados y componentes de benceno, tolueno y xileno (C4+ < 
2 mol%, C5+ < 0.1 mol%, BTX < 1 ppmv) y también dentro del contenido de agua especificado de aprox. 
<0,1 ppmv se alimentará a las unidades de licuefacción. 
 
La tecnología de adsorción incluye una configuración de 5 torres, con 3 torres paralelas en adsorción, y 1 
torre en calefacción y 1 en refrigeración para la regeneración. Cuando la velocidad del gas de alimentación 
es baja (durante el arranque o la reducción) durante un período prolongado, una o dos torres de adsorción 
pueden colocarse en modo inactivo/de espera para preservar la vida útil del lecho. El dimensionamiento de 
estos lechos es tal que su vida útil coincide con los variadores generales de los compresores de refrigerante 
mixto seleccionados. 
 
La tecnología (ciclo corto, adsorción dinámica) se ajusta para una masa de adsorbente y un tiempo de ciclo 
específicos, de forma que se elimine preferentemente el contaminante deseado. 
 
El gas de alimentación entra en los adsorbedores de eliminación y deshidratación de hidrocarburos 
pesados después del filtro coalescente de eliminación de hidrocarburos, donde debe eliminarse todo el 
líquido arrastrado. En el modo de adsorción, las torres de adsorción tendrán tiempos de ciclo escalonados 
(una al principio del ciclo de adsorción y otra ya avanzado el ciclo), con el fin de suavizar las variaciones 
de composición del gas tratado a lo largo de todo el ciclo. 
 
La regeneración se realizará principalmente con gas seco de producto como esquema de regeneración 
reciclado. El gas de regeneración pasa primero a la torre de enfriamiento en sentido ascendente 
(contracorriente). Tras salir de la torre de refrigeración, pasa al calentador de gas de regeneración y, a 
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continuación, pasa en sentido contrario (flujo ascendente) a través del lecho en calentamiento. Después 
de salir del lecho en calentamiento, el gas de regeneración se enfría en el enfriador después del gas de 
regeneración y, tras separar los hidrocarburos condensados y el agua en el depurador posterior de gas de 
regeneración, el gas se comprime y se recicla hacia la entrada aguas abajo del contactor de aminas 
después del depurador. Aquí se destaca que una fracción del gas de regeneración reciclado se conducirá 
aguas arriba del contactor de aminas para evitar la acumulación de CO2 en los lechos de la unidad de 
remoción de pesados. 
 
A continuación, se ilustra un esquema del proceso de eliminación y deshidratación de hidrocarburos 
pesados. 
 

 
Figura V.21 Esquema del proceso de eliminación de hidrocarburos pesados 

Fuente: Documento P21-003-EXM-83-01-SPC-01 

 
V.2.3.1 Adsorbedores de eliminación y deshidratación de hidrocarburos pesados 

 
Para el Proyecto será una configuración optimizada de 5 torres con 3 torres paralelas en adsorción, 1 torre 
en calefacción y 1 en refrigeración para regeneración. Cuando la velocidad del gas de alimentación es baja 
(durante el arranque o la reducción) durante un período prolongado, una o dos torres de adsorción pueden 
colocarse en modo inactivo/de espera para preservar la vida útil del lecho. 
 
Cada lecho contiene una combinación de 4 tipos de adsorbentes. Un adsorbente principal con mayor 
capacidad de eliminación de benceno, tolueno y xileno, una capa (en la parte superior) de tipo estable al 
agua que proporciona una protección contra cualquier niebla de agua/hidrocarburos/gotas de arrastre y 
otra capa (en la parte inferior) de tamices resistentes al reflujo. 
 
Cada torre de adsorción estará aislada internamente con un revestimiento refractario de 75 mm. Cada 
adsorbedor estará equipado con un acceso superior para la carga de adsorbente y un acceso lateral para 
el vaciado de adsorbente. Los detalles se desarrollarán durante la próxima fase de ingeniería. 
 
Las entradas y salidas de los adsorbedores están equipadas con válvulas especiales de conmutación 
accionadas, que son muy fiables y pueden someterse a ciclos térmicos y a polvo adsorbente sin pérdida 
de funcionalidad. Todas las válvulas de conmutación accionadas disponen de interruptores de límites de 
apertura/cierre, que son utilizados por el secuenciador PCS para garantizar el correcto funcionamiento de 
las válvulas. 
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El gas de alimentación puede tener trazas del inhibidor de corrosión y aminas (solución acuosa de MDEA 
y piperazina). Estos contaminantes son venenosos para cualquier adsorbente y, en cantidad suficiente y 
con una exposición prolongada, dañarán los desecantes y los volverán inactivos o incluso los convertirán 
en polvo. El funcionamiento y la supervisión adecuados del filtro coalescente de eliminación de 
hidrocarburos pesados son fundamentales para el funcionamiento fiable de cualquier lecho adsorbente. 
 
Los lechos adsorbentes de eliminación y deshidratación de hidrocarburos pesados están diseñados en 
función de un tiempo mínimo entre cambios del desecante adsorbente, tamices moleculares, de 6 años. 
 

V.2.3.2 Calentador de gas de regeneración para la eliminación de hidrocarburos pesados 
 
La regeneración se realizará principalmente con gas de producto seco en un esquema de regeneración 
reciclada. El gas de regeneración pasa primero a la torre de enfriamiento en sentido ascendente 
(contracorriente). Tras salir de la torre de refrigeración, pasa al calentador de gas de regeneración y, a 
continuación, pasa en sentido contrario (flujo ascendente) a través del lecho en calentamiento. El 
calentador de gas de regeneración es un intercambiador de calor multitubular de 1x100% situado después 
de los adsorbedores en el circuito de gas de regeneración. El calentador se utilizará para calentar el gas 
regenerativo hasta 290 ºC mediante intercambio de calor con el medio calefactor. La temperatura del gas 
de regeneración se controlará localmente mediante el sistema de control de regeneración que actúa sobre 
el suministro de HM. 
 

V.2.3.3 Gas de regeneración para la eliminación de hidrocarburos pesados después del enfriador 
 
Después de que el gas de regeneración calentado haya pasado en dirección de contracorriente (flujo 
ascendente) a través del lecho, el gas de regeneración se enfría y, tras separar los hidrocarburos 
condensados y el agua, el gas se recicla a la entrada aguas abajo del contactor de aminas después del 
depurador. Aquí se destaca que una fracción del gas de regeneración reciclado se conducirá aguas arriba 
del contactor de aminas para evitar la acumulación de CO2 en los lechos de la Unidad de Eliminación de 
Gases Ácidos. 
 
El post-enfriador de gas de regeneración es un intercambiador de calor multitubular de horquilla de 1x100% 
que utiliza agua dulce como agente refrigerante. El flujo del medio refrigerante se mantendrá constante 
todo el tiempo (es decir, no se requiere control de temperatura), ya que se desea obtener la temperatura 
más baja posible para minimizar la cantidad de hidrocarburo y agua que se devuelve a la entrada del 
sistema de eliminación de hidrocarburos pesados después de la regeneración. 
 

V.2.3.4 Gas de regeneración para la eliminación de hidrocarburos pesados después del 
depurador 

 
Después de que el gas de regeneración se haya enfriado, es necesaria la separación para depurar los 
hidrocarburos condensados y el agua del gas de regeneración no condensable. 
 
El gas de regeneración después del depurador es un separador vertical de 1x100% equipado con un 
desnebulizador de malla metálica para minimizar el arrastre de líquidos condensados en el gas de 
sobrecarga que se devuelve a la entrada de los lechos del adsorbedor con ayuda del compresor de reciclaje 
de gas de regeneración Los líquidos condensados se dirigen al tambor receptor de GNL. El nivel se 
mantiene en el recipiente mediante un lazo de control de nivel dedicado que actúa sobre la válvula de 
control en la salida de líquido del depurador. 
 

V.2.3.5 Gas de regeneración después del filtro 
 
El gas procedente del depurador de gases de regeneración continúa hacia los filtros de gases de 
regeneración, un filtro mecánico de 2x100%. 
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El gas de regeneración procedente del depurador se encamina a través del filtro de gas después del filtro 
para una filtración mecánica de cualquier elemento fino o polvo que pueda generarse en los adsorbedores, 
y evitar que este polvo/elementos finos entren en el compresor de gas de regeneración. 
 

V.2.3.6 Paquete de compresores de gas de regeneración para la eliminación de hidrocarburos 
pesados 

 
El compresor de gas de regeneración está configurado en un servicio de 2x100%. Cada uno de los 
compresores de gas de regeneración tendrá una línea interna "caliente" de derivación/anti-surge para el 
apagado de la unidad/protección de la máquina. Además, se instalará una línea de recirculación común 
con una válvula de control para reducir el caudal. 
 
Los compresores se utilizan para comprimir el gas de regeneración a la presión del gas de alimentación de 
entrada del contactor de aminas. Teniendo en cuenta que la caída de presión en los adsorbedores es 
inferior a 1 barg, el cabezal del compresor de gas regenerado no es grande. El compresor de gas de 
regeneración funcionará de forma continua. El compresor funcionará en recirculación (haciendo circular 
gas para subir el gas de regeneración después del refrigerador) cuando el adsorbedor regenerado esté en 
espera. 
 
En caso de fallas del compresor de gas de regeneración, el gas de regeneración se redirigirá al sistema de 
quemadores húmedos de alta presión a través de una válvula de control de presión. Esta válvula de control 
regulará la presión en el circuito de regeneración hasta que se ponga en marcha el paquete compresor de 
repuesto. 
 

V.2.3.7 Tambor receptor de GNL 
 
Los líquidos procedentes de la eliminación de hidrocarburos pesados fluyen a través de una válvula de 
control de niveles hacia el receptor de GNL, un separador trifásico horizontal. La fase de vapor se controla 
mediante el control de presión y se dirige al sistema de gas combustible. Los líquidos se recolectan en la 
primera sección del recipiente, donde el condensado más ligero y la emulsión forman una capa sobre el 
agua suelta. El vertedero mantendrá el nivel de la capa oleosa mientras que el controlador de nivel de 
líquido de la interfaz mantiene el nivel de agua suelta. El condensado se derrama por la parte superior del 
vertedero y el nivel se mantiene mediante un control de nivel. 
 
El agua libre se conducirá a los tanques de decantación del casco, mientras que la fase de vapor y el 
condensado no estabilizado se mezclarán con el gas combustible en el tambor de mezcla de gas 
combustible. 
 

V.2.3.8 Lecho de eliminación de hidrocarburos pesados después del filtro 
 
Durante la manipulación y carga normales del adsorbente, se espera que se genere una pequeña cantidad 
de polvo, que puede arrastrarse hacia el proceso aguas abajo. En condiciones normales de funcionamiento, 
el adsorbente no generará polvo ni elementos finos; sin embargo, en condiciones adversas, por ejemplo, 
presurización/despresurización repentina y velocidades excesivas a través del lecho, existe la posibilidad 
de que se produzcan alteraciones en el lecho y la atrición/generación de elementos finos. 
 
Debido a la sensibilidad de los equipos aguas abajo, se instalará un filtro (filtro de polvo) después del lecho 
2x100% aguas abajo de los lechos adsorbentes. El ahorro propuesto permitirá sustituir los cartuchos 
filtrantes en un recipiente filtrante sin perturbar el funcionamiento. 
 

V.2.4 Sistema de licuefacción y refrigeración 
 
Tras el acondicionamiento en la Unidad de eliminación de hidrocarburos pesados, el gas de alimentación 
se deshidrata en el sistema de deshidratación y, a continuación, fluye hacia el sistema de licuefacción de 
GNL. La configuración del tren de licuefacción y la selección del variador se detallan en las bases del diseño 
de procesos y servicios básicos. 
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El sistema de licuefacción y refrigeración de GNL utiliza la tecnología de licuefacción de GNL IPSMR de 
Chart para enfriar, condensar y sub-enfriar la alimentación de gas natural hasta la temperatura de 
almacenamiento del GNL. El paso de licuefacción es un ciclo de refrigerante mixto mejorado que crea 
múltiples niveles de refrigeración para mejorar la eficiencia del proceso de licuefacción, en comparación 
con los sistemas tradicionales de refrigerante mixto único. 
 
El gas de alimentación entra cerca de la parte superior del intercambiador de licuefacción y desciende por 
el intercambiador, donde se enfría, se condensa y se subenfría con el refrigerante mezclado. El gas licuado 
o producto GNL sale por la parte inferior del intercambiador de licuefacción a temperaturas criogénicas. El 
flujo combinado de producción de GNL de los trenes paralelos fluye hacia el sistema de manipulación de 
degradad de GNL. 
 

V.2.4.1 Equipo refrigerante mixto (MR) 
 
La cadena de compresores de refrigerante mixto en cada tren de licuefacción consta de un compresor de 
refrigerante mixto accionado por una turbina de gas, tambores de aspiración del compresor (1ª etapa y 
secciones entre etapas), desobrecalentadores del compresor (entre etapas y de descarga), condensadores 
de refrigerante mixto (entre etapas y de descarga) y un tambor acumulador único de refrigerante mixto. 
Además, en el interior de la cámara de enfriamiento se encuentran los intercambiadores principales de 
licuefacción y un separador de vapor frío. 
 
El refrigerante para el proceso de la unidad de licuefacción es suministrado por el calentamiento y 
vaporización de cuatro corrientes de refrigerantes alimentadas a puntos progresivamente más fríos en el 
intercambiador de licuefacción. 
 

V.2.4.2 Intercambiador de licuefacción 
 
El intercambiador de licuefacción es un conjunto de intercambiador de calor de aluminio soldado (BAHX) 
de varios pasos -diseñado para realizar toda la transferencia de calor del sistema de licuefacción de GNL. 
El diseño utiliza varios núcleos, conectados en paralelo para proporcionar el área de transferencia de calor 
y la caída de presión requeridas en esta aplicación. Todos los intercambiadores BAHX están diseñados 
para cumplir o superar las directrices de empresa constructora (ALPEMA). 
 

V.2.4.3 Tubos verticales 
 
Los tubos verticales son recipientes verticales diseñados para separar las dos salidas de fase-de las 
válvulas de refrigerante mixto J-T antes de la entrada al intercambiador de GNL. El líquido de cada tubo 
vertical se dirige al dispositivo de entrada patentado para su inyección en el BAHX. El vapor de cada tubo 
vertical fluye hacia el intercambiador de GNL y se recombina con el líquido uniformemente a través del 
ensamblaje del intercambiador. 
 

V.2.4.4 Separador de vapor frío de refrigerante mixto 
 
El separador de vapor frío de refrigerante mixto es un recipiente vertical instalado dentro de la cámara de 
enfriamiento de licuefacción que separa los líquidos de la corriente de vapor de refrigerante mixto 
parcialmente condensado procedente del acumulador de refrigerante mixto. Este recipiente proporciona 
los dos servicios de refrigerante más fríos. 
 

V.2.4.5 Compresor de refrigerante mixto 
 
El compresor de refrigerante mixto (de otros fabricantes) es un compresor centrífugo de dos etapas-con 
división vertical-API 617, accionado por una turbina de gas, que incluye los controles de sobretensión 
necesarios. 
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V.2.4.6 Tambor de succión de la 1a sección de refrigerante mixto 
 
El tambor de aspiración de la 1ª sección de refrigerante mixto (de otros fabricantes) es un tambor seco 
vertical diseñado para eliminar cualquier líquido transitorio que pueda arrastrarse desde el BAHX durante 
perturbaciones. En función de la capacidad del sistema y de la presión de funcionamiento, un separador 
de gotas de paletas es la opción más eficiente/económica y se utiliza como base para el dimensionamiento 
con el fin de minimizar el diámetro del tambor. Este recipiente puede estar en la misma carcasa que el 
tambor entre etapas de refrigerante mixto. Los dos recipientes pueden apilarse uno encima del otro para 
ahorrar espacio y reducir el costo de las tuberías. 
 

V.2.4.7 Tambor entre etapas de refrigerante mixto 
 
El tambor entre etapas de refrigerante mixto (de otros fabricantes) es un recipiente vertical diseñado para 
expulsar los líquidos condensados en el condensador entre etapas de refrigerante mixto. Estos líquidos 
proporcionan el refrigerante de temperatura caliente al licuefactor. El vapor de este recipiente se dirige a la 
aspiración de la 2ª sección del compresor de refrigerante mixto. En función de la capacidad del sistema y 
de la presión de funcionamiento, un separador de gotas de paletas es la opción más eficiente/económica 
y se utiliza como base para el dimensionamiento con el fin de minimizar el diámetro del tambor. Este 
recipiente puede estar en la misma carcasa que el tambor de succión de 1ª sección de refrigerante mixto. 
Los dos recipientes pueden apilarse uno encima del otro para ahorrar espacio y reducir el costo de las 
tuberías. 
 

V.2.4.8 Acumulador de refrigerante mixto 
 
El acumulador de refrigerante mixto (de otras partes) es un recipiente vertical diseñado para separar la 
corriente de dos fases-del condensador de descarga del compresor de refrigerante mixto y para 
proporcionar la retención asociada. El acumulador de refrigerante mixto tiene un respiradero hacia el 
quemador para descargar cualquier luz del sistema de refrigerante mixto durante un evento de 
despresurización. 
 

V.2.4.9 Desrecalentadores entre etapas de refrigerante mixto 
 
Los desrecalentadores entre etapas de refrigerante mixto son un par de intercambiadores de calor de 
carcasa y tubos diseñados para acercar la descarga de la primera sección del compresor de refrigerante 
mixto a su punto de rocío antes de pasar al condensador entre etapas de refrigerante mixto. Esto garantiza 
que las temperaturas y las temperaturas diferenciales que el condensador del intercambiador de calor de 
aluminio soldado esté dentro de los límites especificados por la metalurgia y ALPEMA (Asociación de 
fabricantes de intercambiadores de alerones de placas de aluminio). La refrigeración de estos 
intercambiadores código TEMA (Asociación de Fabricantes de Intercambiadores Tubulares) BEM de un 
solo paso-se realiza mediante agua de refrigeración. El caudal de agua de refrigeración se controla 
mediante la temperatura de salida de refrigerante mixto. Estos intercambiadores pueden instalarse 
verticalmente para minimizar el uso de espacio en cubierta. 
 

V.2.4.10 Condensador entre etapas de refrigerante mixto 
 
El condensador entre etapas de refrigerante mixto es un ensamblaje de intercambiadores de calor de 
aluminio soldado (BAHX) de dos pasos-diseñado para condensar parcialmente la descarga de la primera 
sección del compresor de refrigerante mixto. La refrigeración de los intercambiadores BAHX corre a cargo 
del sistema de agua de refrigeración de circuito cerrado. El condensador consta de dos núcleos BAHX en 
paralelo instalados en una pequeña caja para proteger los intercambiadores del entorno exterior. Esto 
proporciona una solución de condensación ligera y compacta. Para proteger el intercambiador, hay que 
mantener la calidad del agua, controlar el pH del agua de refrigeración y añadir inhibidores de corrosión. 
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V.2.4.11 Desobrecalentador de descarga de refrigerante mixto 

 
El desobrecalentador de descarga de refrigerante mixto es un intercambiador de calor de carcasa y tubos 
diseñado para acercar la descarga de la 2ª sección del compresor de refrigerante mixto a su punto de rocío 
antes del condensador de descarga de refrigerante mixto. Esto garantiza que las temperaturas y las 
temperaturas diferenciales del condensador del intercambiador de calor de aluminio soldado estén dentro 
de los límites especificados por la metalurgia y ALPEMA. Este intercambiador también proporciona 
refrigeración de descarga durante el funcionamiento de reciclado del compresor, cuando el acumulador de 
refrigerante mixto y el condensador de descarga de refrigerante mixto estén aislados del resto del sistema 
para minimizar la presión de asentamiento del sistema-presión de salida. La refrigeración de este 
intercambiador TEMA BEM de un solo paso-se realiza mediante agua de refrigeración. El caudal de agua 
de refrigeración se controla mediante la temperatura de salida de refrigerante mixto. 
 

V.2.4.12 Condensador de descarga de refrigerante mixto 
 
El condensador de descarga de refrigerante mixto es un ensamblaje de intercambiadores de calor de 
aluminio soldado (BAHX) de dos pasos-diseñado para condensar parcialmente la descarga de la 2da 
sección del compresor de refrigerante mixto. La refrigeración del intercambiador BAHX corre a cargo del 
sistema de agua de refrigeración de circuito cerrado. El condensador consta de un núcleo BAHX envuelto 
en una pequeña caja para proteger los intercambiadores del ambiente exterior. Esto proporciona una 
solución de condensación ligera y compacta. Para proteger el intercambiador, hay que mantener la calidad 
del agua, controlar el pH del agua de refrigeración y añadir inhibidores de corrosión. 
 

V.2.5 Sistema de vapor de gas de ebullición/ gas de expansión final (BOG/EFG) 
 
El objetivo del sistema de compresión es comprimir el gas de ebullición/ gas de expansión final en el sistema 
de gas combustible y reciclar el exceso de gas de ebullición de vuelta al sistema de licuefacción durante la 
descarga de GNL. Se propone combinar el tambor de evaporación inmediata de GNL y el tambor de succión 
de gas de ebullición y gas de expansión final en una sola unidad. La parte inferior sirve como tambor de 
evaporación rápida de GNL, mientras que la parte superior sirve como depurador para los compresores 
gas de ebullición / gas de expansión final. 
 
Teniendo en cuenta que el proceso de licuefacción se realiza en fase densa, la presión del GNL procedente 
de la cámara de enfriamiento tiene que descender significativamente antes de llegar a los tanques de 
almacenamiento a una presión aproximadamente atmosférica. Esto se consigue principalmente en el 
expansor de GNL, donde la energía de la presión se recupera en la generación de energía adicional, y 
después en el tambor de evaporación inmediata de GNL. 
 
El gas de ebullición procedente del cabezal de vapores de carga (que recoge la ebullición de los tanques 
de carga, así como el exceso de gas de ebullición generado durante la descarga del Instalaciones flotantes 
de GNL) se dirige a la sección superior del depurador del tambor evaporación rápida. Una línea de 
enfriamiento de GNL que toma el producto subenfriado de la licuefacción HEX proporciona enfriamiento 
del gas de ebullición para asegurar una temperatura de succión suficientemente baja hacia el compresor 
gas de ebullición y gas de expansión final en escenarios de perturbaciones (por ejemplo, durante el 
arranque o el reciclaje del gas de ebullición desde el compresor). 
 
La configuración propuesta se basa en 2 compresores de gas de ebullición y gas de expansión final con 
solo uno en funcionamiento durante el modo de mantenimiento para proporcionar redundancia. Durante la 
descarga, ambos compresores funcionarán para gestionar el mayor retorno de vapor y evitar la quema en 
el quemador (de ahí la configuración de 2 x 67% TBC). El gas sobrante (no utilizado como gas combustible 
de alta presión) se reciclará a los tres trenes de licuefacción. 
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V.2.6 Sistema de gas combustible 

 
El sistema de gas combustible está diseñado para suministrar gas combustible para todos los 
requerimientos de instalaciones flotantes de GNL. El sistema de gas combustible se divide en el sistema 
de tratamiento de gas combustible de alta presión y de gas de baja presión. 
 
El objetivo del sistema de tratamiento del gas combustible es eliminar los posibles líquidos/sólidos, 
sobrecalentar el gas combustible para garantizar que no se produzca condensación y filtrar el gas 
combustible suministrado a las turbinas de gas. El sistema suministrará gas combustible con punto de rocío 
controlado para los siguientes requerimientos: 
 
1. Gas combustible de alta presión a turbinas de gas en el tren de licuefacción 1-3. 
2. Gas combustible de alta presión para el generador de turbinas a gas 1-2. 
3. Sistema de gas combustible de baja presión. 
4. Gas combustible de baja presión para purga. 
5. Gas combustible de baja presión hacia la sección de regeneración de aminas. 
6. Gas de gas presión para los generadores situados en el casco. 
7. Gas combustible de baja presión hacia el quemador piloto. 
 
El sistema de gas combustible recibe gas del compresor gas de ebullición y gas de expansión final y del 
receptor de GNL. Además, se incluye una línea de suministro de gas combustible aguas abajo de las 
instalaciones de entrada y del sistema de eliminación de mercurio para la puesta en marcha. 
 
El sistema de gas combustible consta de un tambor de mezcla de gas combustible, un recalentador de gas 
combustible de alta presión, un filtro de gas combustible de alta presión y un calentador de arranque de 
gas combustible de alta presión. 
 

V.2.6.1 Equipo de tratamiento de gases combustibles de alta presión 
 
El condensado líquido producido por el sistema de eliminación de hidrocarburos pesados se utilizará como 
gas combustible como base. En un desarrollo de ingeniería posterior, se podría considerar la estabilización 
del condensado para exportarlo cerca de la Unidad FLNG de productos refinados como producto de venta. 
Como el condensado entrante no es estable (contiene HC ligeros), el condensado líquido presurizado del 
receptor de GNL se inyecta en el tambor de mezcla de gas combustible y se mezcla con gas de ebullición 
y gas de expansión final y con condensado en fase de vapor del receptor de GNL. 
 
El tambor de mezcla de gas combustible estará diseñado para tratar el gas combustible que se espera que 
llegue del receptor de GNL (tanto líquido como vapor) y del compresor de gas de ebullición y gas de 
expansión final y de la línea de arranque, y para separar cualquier líquido sin el gas. En principio, no se 
espera ninguna acumulación de líquido en operaciones normales en el tambor de mezcla de gas 
combustible y, por lo tanto, el nivel de líquido controlado en el tambor de mezcla de gas combustible se 
dirige al sistema de quemadores húmedos de alta presión. 
 
Una válvula de control en las líneas de suministro del sistema de tratamiento de gas combustible controlará 
la presión del gas combustible. El tambor mezclador de gas combustible tiene una configuración 1x100%. 
El gas combustible que sale del tambor de mezcla de gas combustible se dirige al recalentamiento y la 
filtración y, a continuación, a los distintos requerimientos. 
 

V.2.6.2 Sobrecalentador de gas combustible de alta presión 
 
Durante el funcionamiento normal, el gas combustible procedente del tambor de mezcla de gas combustible 
entra en el recalentador de gas combustible de alta presión y se calienta con el medio calefactor. El gas 
combustible sobrecalentado (30 ºC por encima de la temperatura de entrada) se dirigirá además al filtro de 
gas combustible de alta presión. 
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La configuración del recalentador de gas combustible alta presión es de carcasa y tubo HEX 1x100%. 
 

V.2.6.3 Filtro de gas combustible de alta presión 
 
Los filtros de gas combustible de alta presión son unidades 2x100%. El gas combustible procedente del 
recalentador de gas combustible de alta presión pasa a través de los filtros de gas combustible de alta 
presión para eliminar cualquier partícula antes de ser enviado a las turbinas de gas. 
 

V.2.6.4 Calentador de arranque de gas combustible de alta presión 
 
Se incluye un calentador de tipo eléctrico para el arranque, calentador de arranque de gas combustible de 
alta presión. El calentador eléctrico de gas combustible proporcionará suficiente recalentamiento del gas 
combustible a las turbinas de gas (se supone un recalentamiento de 30 ºC). 
 

V.2.6.5 Equipo de tratamiento de gases combustibles de baja presión 
 
El gas combustible de baja presión no requiere ser sobrecalentado, ya que se utiliza para los siguientes 
fines: 
 
 Gas de purga para la columna de evaporación rápida de aminas. 
 Piloto de quemador. 
 Gas combustible para los motores de gas de combustible dual para medios adicionales de generación 

de energía. 
 
El gas combustible de baja presión se toma aguas arriba del tambor de mezcla de gas combustible en su 
línea de alimentación de gas de vapor del compresor gas de ebullición /BOG y de la fase de vapor del 
receptor de GNL. La presión del gas combustible de baja presión se controlará mediante una válvula de 
control de presión. 
 

V.2.7 Servicios básicos 
 

V.2.7.1 Generación de energía 
 
La energía eléctrica será suministrada por dos generadores de turbina a gas, utilizando gas combustible 
de alta presión del sistema de tratamiento de gas combustible y un motor diésel combustible dual situado 
en la sala de máquinas, utilizando gas combustible de baja presión del sistema de tratamiento de gas 
combustible 
 
En caso de que una turbina no esté disponible por mantenimiento y la otra se active, toda la energía 
eléctrica puede suministrarse también desde cuatro motores a combustible duales situados en el casco. 
También se hace referencia al informe sobre el equilibrio de la carga eléctrica. Con una turbina a gas 
disponible y dos motores a combustible duales es posible cubrir la demanda de potencia máxima prevista 
de 43.8 MWe durante la descarga. En condiciones normales de funcionamiento, la energía será 
suministrada por una sola turbina de gas y un solo motor a combustible dual. 
 

V.2.7.2 Medio calefactor 
 
La calefacción del proceso la proporcionará el circuito cerrado de aceite caliente. El medio calefactor (aceite 
caliente) se calentará con los gases de escape de las turbinas a gas en unidades específicas de 
recuperación de calor residual. Para efectos del arranque, se instalará un calentador eléctrico adicional. El 
medio calefactor de alta temperatura se distribuye en un circuito cerrado mediante las bombas de 
circulación 3*50% alta temperatura HM para: 
 
 El calefactor de gas de regeneración hidrocarburos pesados. 
 Circuito cerrado de medios calefactores a temperaturas bajas. 
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El circuito cerrado de baja temperatura suministrará calefacción a los demás requerimientos de calor del 
proceso: 
 
 Recalentador de aminas. 
 Sobrecalentador de gas combustible de alta presión. 
 Calentador de entrada. 
 

V.2.7.3 Medio refrigerante y sistema de agua de mar 
 
El sistema principal de agua de mar suministrará agua de mar como medio de enfriamiento al medio de 
refrigeración de circuito cerrado de la parte superior (solución de glicol) en intercambiadores de calor de 
agua de mar/medio de refrigeración. Estos últimos son intercambiadores de calor de placas de titanio. 
Cómo mínimo se elevará el agua de mar desde las tomas de mar del casco para los requerimientos de la 
parte superior. 
 
El agua de mar se verterá al mar con un aumento máximo de temperatura del 10 ºC en el punto de descarga 
al mar y que se disipa inmediatamente para cumplir los criterios de la normativa internacional que impone 
un aumento no superior a 3 °C la temperatura ambiente en el perímetro de la zona de mezcla, o a 100 
metros de distancia del punto de descarga. 
 

V.2.7.4 Unidad de quemadores 
 
Los sistemas de quemadores proporcionarán una eliminación eficaz y segura de los fluidos peligrosos de 
los sistemas de proceso en caso de cualquier perturbación operativa, de proceso o de emergencia. El 
sistema se divide en subsistemas húmedo y frío. Éstos deben separarse para evitar la formación de sólidos 
durante la descarga al sistema de quemadores. Las principales fuentes de cada sistema de quemadores 
son las siguientes: 
 
 Quemador húmedo de alta presión: 

 Purga del sistema de pretratamiento, incluida la unidad de eliminación de hidrocarburos pesados. 
 Línea de puesta en marcha aguas abajo de la unidad de eliminación de gases ácidos y unidad de 

eliminación de hidrocarburos pesados. 
 Quemador frío de alta presión: 

 Purga de los trenes frigoríficos. 
 Desinstalación del sistema de gases de ebullición. 

 Quemador frío de gas natural de baja presión: 
 Vertido fuera de la línea aguas arriba del compresor de gases de ebullición. 
 El vapor de gases de ebullición también podría dirigirse al quemador frío de baja presión si el 

compresor de gases de ebullición no está disponible. 
 
Se facilitarán más detalles en el informe del estudio de los quemadores. Todos los cabezales de los 
subsistemas de quemador tendrán dos conexiones de gas de purga sin oxígeno designadas e 
independientes que barrerán cualquier oxígeno de los sistemas para mantener condiciones no explosivas 
en todos los subsistemas. 
 

V.2.7.5 Sistema de quemadores húmedos de alta presión 
 
El cabezal del quemador húmedo de alta presión se dirige al tambor separador del quemador húmedo de 
HP antes de que el gas se envíe al quemador húmedo de alta presión (pila de quemadores comunes con 
el quemador frío de gas de baja y de alta presión). El tambor separador de quemadores húmedos de alta 
presión también se utilizará para recoger todos los desagües de mantenimiento peligrosos cerrados. Los 
líquidos que se separen del gas en el tambor separador se bombearán, a demanda, al tambor receptor de 
GNL. 
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V.2.7.6 Sistema de quemadores fríos de alta presión 
 
El sistema de quemadores fríos de alta presión recolecta las descargas de todos los sistemas secos y de 
alta presión que funcionan a bajas temperaturas (normalmente con presiones de diseño de más de 9 barg). 
El cabezal se dirige al tambor separador del quemador frío de alta presión antes de que el gas se envíe al 
quemador frío de alta presión (pila común del quemador frío de gas de baja presión y el quemador húmedo 
de alta presión). El tambor separador en frío también se utilizará para recolectar los desagües de 
mantenimiento de los equipos / sistemas que funcionan a temperaturas criogénicas. 
 
El tambor separador de quemadores fríos de alta presión está conectado con el sistema de 
descongelamiento a través de un "inyector de gas" instalado en la parte inferior del tambor separador de 
quemadores fríos de alta presión. Si fuese necesario, esta conexión puede utilizarse para acelerar la 
evaporación de los líquidos fríos. La transferencia de cualquier líquido puede realizarse al tambor separador 
de quemadores húmedos de alta presión a través de una línea de drenaje manual específica. El tambor 
separador de quemadores fríos de alta presión estará equipado con un radar de onda guiada y un indicador 
de nivel. Su recipiente de líquidos estará equipado además con un transmisor de temperatura. 
 

V.2.7.7 Sistema de quemadores fríos de gas de baja presión 
 
El sistema de quemadores fríos de gas de baja presión recolecta los líquidos secos descargados de las 
fuentes de gas de baja presión de la planta de GNL, que funcionan a baja presión/baja temperatura 
(sistemas con una presión de diseño típica menores de 10 Barg, que funcionan a temperaturas bajo cero). 
El sistema no contiene un tambor separador designado, ya que las fuentes que descargan en el sistema 
de quemadores fríos de gas de baja presión no contienen líquidos y no habrá riesgo de condensación. 
 

V.2.7.8 Unidad de Generación Eléctrica 
 
La energía eléctrica será suministrada por dos generadores de turbina de gas los cuales utilizan gas 
combustible de alta presión, así como también serán utilizados cuatro generadores de combustible dual, 
anexando un motor de combustible a base de diésel el cual actuará como un generador de emergencia el 
cual se sitúa en la sala de máquinas. 
 
En caso de que una turbina no esté disponible por cualquier mantenimiento y la otra falle, toda la energía 
eléctrica será suministrada por los cuatro generadores de combustible dual situados en el casco.  
 
Con una turbina de gas disponible y dos motores de combustible dual es posible cubrir la demanda de 
potencia máxima prevista de 43.8 MWe. En operaciones normales, la energía será suministrada por una 
sola turbina de gas y un solo motor de combustible dual. 
 

V.2.7.9 Unidad del Medio Refrigerante y Sistema de Agua de Mar 
 
El sistema principal de agua de mar suministra agua marina como medio de refrigeración al medio de 
enfriamiento de circuito cerrado superior (solución de glicol) en el medio de intercambiadores de calor de 
agua de mar/refrigerante. Estos últimos son intercambiadores de calor de placas de titanio. La finalidad del 
sistema de Agua de Mar es elevar el agua marina desde la toma del cofre marino ubicado en el casco de 
la Unidad FLNG para los consumidores de la parte superior. 
 

V.2.7.10 Remolcadores y servicios especializados de transporte marítimo portuario 
 
Las operaciones para el servicio de los remolcadores para el arribo de la Unidad FLNG, para el arribo y 
salida de los buques de GNL, así como para los servicios de suministro de bienes y servicios, traslado del 
personal del y hacia la Unidad FLNG, traslado de residuos, refacciones y otros insumos a la Unidad FLNG 
se realizarán mediante los servicios portuarios de la ASIPONA Topolobampo y a través de empresas de 
servicios de transporte marinos portuarios autorizadas bajo los más estrictos estándares navales 
nacionales e internacionales, de las Reglas de Operación del Puerto y considerando que deben ser 
recibidos, inspeccionados, verificados y trasladados de manera óptima y segura. 
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V.3 Descripción del entorno 
 
Para la elaboración del presente apartado se retomó parte de la información presentada en el Capítulo IV 
de la MIA-R. 
 
Con la finalidad de llevar a cabo la delimitación del Sistema Ambiental Regional (SAR), se seleccionaron y 
analizaron los siguientes elementos para determinar dicha área geográfica y proceder con su 
caracterización: 
 

a) Proyecto: Se define y delimita en el Capítulo II de la MIA-R y en el apartado V.1 del presente ER. 
 

b) Poligonales del Proyecto: Se definen y describen en el Capítulo II de la MIA-R y en el apartado 
V.1 del presente ER. 
 

c) Área del Proyecto (AP). Se tomaron en cuenta los siguientes elementos para su delimitación: i) 
Ubicación, ii) Instalaciones Auxiliares en Tierra, iii) Instalaciones Marinas Auxiliares y iv) Unidad 
FLNG. El Área del Proyecto se ubica en área terrestre y marina (Área del Proyecto terrestre y Área 
del Proyecto marina). 
 

d) Área de Influencia (AI). Se llevó a cabo su delimitación en función de: i) Ubicación, ii) Instalaciones 
Auxiliares en Tierra, iii) Instalaciones Marinas Auxiliares, iv) Unidad FLNG, v) Magnitud de los 
impacto ambientales, vi) Plumas máximas de dispersión térmica obtenidas por las simulaciones 
realizadas para la descarga de agua proveniente de los sistemas de enfriamiento y refrigeración 
de la Unidad FLNG a la bahía de Topolobampo en la temporada de verano e invierno y, vii) radio 
máximo de afectación por explosividad (Caso 3) obtenido en el Estudio de Riesgo que acompaña 
la MIA-R. El Área de Influencia se ubica en área terrestre y marina (Área de Influencia terrestre y 
Área de Influencia marina). 
 

e) Ecosistema Costero. Empleado para la delimitación del Ecosistema Terrestre del SAR y el 
Ecosistema Marino del SAR para conformar el SAR, se basa en la definición de Ecosistema 
Costero establecido en la Ley General del Equilibrio Ecológico y la Protección al Ambiente, Artículo 
3, fracción XIII Bis. “Las playas, las dunas costeras, los acantilados, franjas intermareales; los 
humedales costeros tales como las lagunas interdunarias, las lagunas costeras, los esteros, las 
marismas, los pantanos, las ciénegas, los manglares, los petenes, los oasis, los cenotes, los 
pastizales, los palmares y las selvas inundables; los arrecifes de coral; los ecosistemas formados 
por comunidades de macroalgas y de pastos marinos, fondos marinos o bentos y las costas 
rocosas. Estos se caracterizan porque se localizan en la zona costera pudiendo comprender 
porciones marinas, acuáticas y/o terrestres; que abarcan en el mar a partir de una profundidad de 
menos de 200 metros, hasta 100 km tierra adentro o 50 m de elevación.” 
 

f) Ecosistema Terrestre del SAR (ET-SAR). Delimitado considerando la definición del Ecosistema 
Costero, así como, los factores y subfactores ambientales seleccionados para evaluación. 
 

g) Ecosistema Marino del SAR (EM-SAR). Delimitado considerando la definición del Ecosistema 
Costero, así como, los factores y subfactores ambientales seleccionados para evaluación. 
 

h) Sistema Ambiental Regional (SAR). Se conforma por la unión del Ecosistema Terrestre del SAR 
y el Ecosistema Marino del SAR. 

 
 
Con la finalidad de llevar a cabo la descripción del entorno para el presente ER, se seleccionó el Área de 
Influencia (AI) con una superficie de 96,884,520.36 m2 (9,688.45 ha), delimitado en la MIA-R. Ver Mapa 
V.1. 
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V.3.1 Componentes abióticos 
 

V.3.1.1 Clima 
 
La determinación del tipo climático existente en el Área de Influencia se realizó mediante el software ArcGis 
Desktop 10.4.1 y las capas temáticas publicadas por el INEGI. 
 
En el Área de Influencia (9,688.45 ha) existe únicamente el tipo de clima “BW(h')w Muy árido, cálido” 
conforme a la clasificación de Köeppen, modificada por E. García, y cuyas características principales son: 
Temperatura media anual mayor de 22 ºC, temperatura del mes más frío mayor de 18 ºC con lluvias de 
verano y porcentaje de lluvia invernal del 5% al 10.2% del total anual. La distribución del tipo climático 
anteriormente descrito se muestra en el Mapa V.2. 
 

UBICACIÓN DEL PROYECTO, ART. 113 FRACCION I DE LA LGTAIP Y 110 FRACCION I DE LA LFTAIP
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El perfil es de tipo AC. No existe horizonte de diagnóstico alguno excepto un ócrico superficial. La evolución 
del perfil es mínima como consecuencia de su juventud, o de un lento proceso de formación por una 
prolongada sequedad. Algunos regosoles muestran efervescencia de carácter fuerte a muy fuerte cuando 
se les agrega ácido clorhídrico diluido debido a la presencia de carbonatos dentro de los 50 cm superficiales 
del suelo (Regosol calcárico) y otros no presentan ninguna otra característica diagnóstica excepto que 
tienen un buen contenido de nutrientes minerales (Regosol éutrico). Se encuentran asociados con 
rendzinas, litosoles y, menos frecuente, con Feozem y vertisoles. Son suelos susceptibles a la erosión. 
 
Regosol éutrico (clave RGeu). Presenta las características del grupo y una saturación de bases 
intercambiables compuestas por calcio, magnesio, potasio y sodio. Son suelos susceptibles a la erosión. 
Sin capa orgánica aparente. 
 
Grupo Solonchak (clave SC). Estos suelos de alta concentración de sales solubles (por lo menos en algún 
momento del año) se localizan principalmente en zonas costeras, áridas y semiáridas. Son suelos jóvenes 
de origen litoral y aluvial, que han desarrollado un horizonte A ócrico, el cual sobreyace a un horizonte B 
cámbico. Presentan color pardo o gris con tinte rojizo, su textura va de migajones arenosos a arcillosos. 
Aunque en términos de superficie pueden llegar a considerarse poco significativos, los Solonchak o suelos 
salinos son la manifestación de una fuerte degradación de suelos y localmente, pueden representar serios 
problemas ya que tienen una fuerte acumulación de sales solubles que inutilizan el recurso agua, proceso 
favorecido por un clima árido o semiárido, aunque no es exclusivo de los mismos. Pueden estar presentes 
donde hay algo de agua superficial, con vegetación de pastos y/o hierbas halófitas, y en áreas de riego con 
manejo inadecuado. Los Solonchak en áreas costeras ocurren en todos los climas. Gran parte del complejo 
de intercambio se encuentra saturado con sodio, motivo por el que son extremadamente alcalinos, con pH 
hasta de 10.3. Su salinidad varía de 10 a 300 mmhos/cm, es decir son de moderada a fuertemente salinos, 
los iones más comunes son cloruros, sulfatos, carbonatos, bicarbonatos, sodio y fósforo. También se puede 
presentar en zonas con drenaje deficiente y aporte externo de sales, en donde el nivel de agua del suelo 
queda muy cercano a la superficie y, debido a la evaporación, las sales migran paulatinamente 
acumulándose en la superficie. A veces este problema se agrava, cuando las sales dominantes son de 
sodio. 
 
La acumulación excesiva de sales en suelos afecta el crecimiento de las plantas de dos maneras: 
 
 Las sales agravan el stress hídrico porque los electrolitos disueltos crean un potencial osmótico que 

afecta la absorción de agua por las plantas. Antes de tomar algo de agua, las plantas deben compensar 
las fuerzas combinadas del potencial mátrico del suelo, por ejemplo, la fuerza con que la matriz del 
suelo retiene agua, y el potencial osmótico. Como regla básica, el potencial osmótico de una solución 
del suelo (en hecto Pascal) alcanza unos 650 × EC(dS/m). El potencial total que puede ser compensado 
por las plantas (conocido como el potencial agua crítico en la hoja) varía fuertemente entre especies 
vegetales. Las especies de plantas que vienen de los trópicos húmedos tienen comparativamente un 
bajo potencial agua crítico en la hoja. 

 Las sales trastornan el balance de iones de la solución del suelo porque los nutrientes están 
proporcionalmente menos disponibles. Se sabe que existen efectos antagonísticos, por ejemplo, entre 
Sodio (Na) y Potasio (K), entre Sodio (Na) y Calcio (Ca), y entre Magnesio (Mg) y Potasio (K). En 
mayores concentraciones las sales pueden directamente ser tóxicas para las plantas. En este respecto, 
los iones Sodio (Na) y cloruro son muy dañinos (perturban el metabolismo de nitrógeno). 

 
Se usan para pastoreo extensivo de ovejas, cabras y ganado o permanecen ociosos. Sólo después que 
las sales se han lavado del suelo (el cual entonces deja de ser un Solonchak) pueden esperarse buenos 
rendimientos. Presentan un horizonte B nátrico, más arcilloso que el horizonte A, con una estructura 
prismática-columnar- muy duro y compacto cuando seco y con un contenido de sodio cambiables igual o 
mayor de 15% de la CIC del suelo. Sin capa orgánica aparente. 
 
Solonchak gléyico (SCgl). Presenta las características del Grupo Solonchak y además se localizan de 
forma dominante en las marismas y esteros; su propiedad más relevante es el elevado contenido de sales, 
con una conductividad eléctrica del extracto de saturación mayor de 16 mmhos/cm; debido al medio 
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anaeróbico en que se desarrollan (continuo exceso de agua), presentan hidromorfismo, manifestado por 
cierta reducción del hierro y la formación de un patrón de moteaduras o manchas al quedar en contacto 
con el aire; poseen además un porciento de saturación de sodio mayor de 15 (fase sódica). No existe un 
horizonte con materia orgánica. 
 
Solonchak hipersálico (clave SCsz). Presenta las características del grupo y su conductividad eléctrica, 
en el extracto de saturación, es superior a 30 dS/m a 25 ºC, en algún subhorizonte dentro del primer metro. 
No existe un horizonte con materia orgánica. 
 

V.3.2 Componentes bióticos 
 
Es importante mencionar que los componentes bióticos que tienen una posibilidad de verse afectados por 
un evento de riesgo están en el Área de Proyecto Marina; y se describen en el apartado del Ecosistema 
Marino del SAR. 
 
El Área de Influencia (AI), se sitúa en la Provincia “Planicie Costera del Noroeste”, la cual se encuentra en 
el Noroeste de México, abarcando partes de los estados de Sonora y Baja California. Esta región se 
extiende a lo largo de la costa del Golfo de California, desde la frontera con Estados Unidos hasta cerca 
de la Península de Baja California. El clima de esta región es predominantemente árido y semiárido, con 
altas temperaturas en verano y escasas precipitaciones anuales. Las lluvias suelen ser estacionales y a 
menudo se concentran en el verano. La planicie está formada por una mezcla de sedimentos aluviales y 
costeros. Los suelos son generalmente arenosos y pobres en materia orgánica, lo que limita la vegetación 
en muchas áreas. La vegetación de la Planicie Costera del Noroeste está adaptada a las condiciones 
áridas. Según la clasificación de Rzedowski, esta región podría incluir comunidades de Matorral Xerófilo y 
Vegetación Halófila (plantas adaptadas a suelos salinos), entre otras. Es común encontrar especies como 
los mezquites (Prosopis spp. ahora Neltuma spp), palo verde (Parkinsonia spp.), cactáceas y diversas 
hierbas y arbustos adaptados a la sequía. En el Mapa V.6 se muestra la ubicación del Área de Influencia 
(AI)en la Provincia Planicie Costera del Noroeste. 
 
UBICACIÓN DEL PROYECTO, ART. 113 FRACCION I DE LA LGTAIP Y 110 FRACCION I DE LA LFTAIP
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Fotografía  V.2 Vista general de las áreas con Agricultura de Riego y Temporal 

 
Cuerpo de Agua (H2O). 
 
Son áreas que incluyen elementos que no forman parte de la cobertura vegetal ni de las áreas manejadas, 
pero inciden en su distribución nacional, como los cuerpos de agua. Su identificación se basa en la 
interpretación espacial y temporalidad de las imágenes de satélite y se incluye como parte de las labores 
de actualización de la información de Usos de Suelo y Vegetación. En el Ecosistema Terrestre del SAR, 
este Uso de Suelo asignado como cuerpo de agua, cubre aproximadamente el 3.53% de la superficie total 
de este y el 1.07% de la superficie del Área de Influencia terrestre. 
 

  
Fotografía  V.3 Vista general de Cuerpos de Agua en el Ecosistema Terrestre del SAR 

 
Manglar (VM). 
 
Es una comunidad densa, dominada principalmente por un grupo de especies arbóreas conocidas como 
mangles, que se distribuye en los litorales del Océano Pacífico, Golfo de California y Océano Atlántico, en 
zonas con climas cálidos húmedos y subhúmedos, y de muy baja altitud. Se desarrolla en las márgenes de 
lagunas costeras y esteros y en desembocaduras de ríos y arroyos, pero también en las partes bajas y 
fangosas de las costas; siempre sobre suelos profundos, en sitios inundados sin fuerte oleaje o con agua 
estancada. Un rasgo peculiar que presentan los mangles es la presencia de raíces en forma de zancos, o 
bien de neumatóforos, características de adaptación que les permiten estar en contacto directo con el agua 
salobre, sin ser necesariamente plantas halófitas. Los mangles son especies perennifolias y el estrato 
dominante que forman es generalmente arbóreo, aunque también puede ser subarbóreo o hasta arbustivo; 
las alturas de los mangles pueden variar, de manera general, desde 1 hasta 30 metros. 
 
En México predominan cuatro especies en los manglares: mangle rojo (Rhizophora mangle), mangle salado 
(Avicennia germinans), mangle blanco (Laguncularia racemosa) y mangle botoncillo (Conocarpus erectus); 
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frecuentemente estas especies se encuentran asociadas entre sí, pero con diferentes grados de 
dominancia cada una de ellas. En el Ecosistema Terrestre del SAR, ocupa aproximadamente el 16.21% de 
su superficie. En el Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto terrestre, no se registró este tipo de 
vegetación, por lo que no será afectada por el Proyecto. 
 

 

 

Fotografía  V.4 Vista general de la vegetación de Manglar 

 
Matorral Sarcocaule (MSC). 
 
Se desarrolla en condiciones de clima árido, el tipo de clima característico de este matorral va de Seco a 
Muy seco, con una temperatura máxima de 48 ºC y una mínima de 18 ºC, ubicándose a una altitud que va 
desde los 100 hasta los 1,600 m, se encuentran en un relieve diverso ya que los podemos encontrar en las 
llanuras costeras, lomeríos, mesetas, sierras y valles. Los tipos de suelo en los que se desarrolla son 
arenosol, calcisol, cambisol, fluvisol, leptosol, phaeozem, vertisol, del tipo aluvial, basalto y conglomerado. 
 
Su distribución es en el Noroeste del país abarcando los estados de Sinaloa, Sonora, Baja California y Baja 
California Sur, caracterizado por especies sarcocaules de tallos gruesos y carnosos y crasicaules de tallos 
suculentos y jugosos. 
 

  
Fotografía  V.5 Vista general de la vegetación de Matorral Sarcocaule 

 
Tipo de vegetación que se caracteriza por la dominancia de arbustos de tallos carnosos, gruesos 
frecuentemente retorcidos y algunos con corteza papirácea. Este tipo de vegetación se encuentra en 
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lomeríos y elevaciones medias, sobre suelos someros de laderas de cerros, lo conforman especies como: 
Jatropha spp., Cercidium microphyllum, Opuntia spp., y Carnegiea gigantea, entre otras; esta última, 
particularmente impresionante por su altura, ya que con frecuencia llega a medir más de 10 m. Es un 
matorral abierto o medianamente denso y florísticamente rico, en el que a menudo intervienen especies de 
Acacia sp., Prosopis sp. (ahora Neltuma sp.), Larrea sp., Celtis sp., Encelia sp., Olneya sp., Ferocactus sp. 
y muchos otros, al igual que numerosas plantas herbáceas perennes incluyendo helechos y Selaginella sp. 
Mantiene una relación estrecha con los Matorrales Sarcocaules y los Matorrales Crasicaules. En el 
Ecosistema Terrestre del SAR, ocupa aproximadamente el 19.00% de su superficie. Este tipo de vegetación 
no será afectado por el Proyecto. 
 
Matorral Sarcocracicaule (MSCC). 
 
Comunidad vegetal con gran número de formas de vida o biotipos, entre los que destacan especies 
sarcocaules (tallos gruesos carnosos) y crasicaules es (tallo suculento-jugoso). Esta comunidad vegetal 
cuenta con gran número de formas de vida: arbustos, cactáceas, las especies representativas de este tipo 
de vegetación son: Fouquieria columnaris (cirio), Pachycormus discolor, Fouquieria spp., Pachycereus 
spp., Opuntia spp., Pedilanthus macrocarpus, etc. Mantiene una relación estrecha con los Matorrales 
Sarcocaules y los Matorrales Crasicaules. Ocupa aproximadamente el 1.99% de la superficie del 
Ecosistema Terrestre del SAR. Este tipo de vegetación no será afectado por el Proyecto. 
 

  
Fotografía  V.6 Vista general de la vegetación de Matorral Sarcocracicaule 

 
Pastizal Cultivado (PC). 
 
Estos ecosistemas están constituidos por comunidades herbáceas en las que predominan las gramíneas 
y las graminoides, en algunos casos son de origen natural, pero en otros, obedece a condiciones de 
perturbación (Pastizal Inducido) o de origen antrópico (Pastizal Cultivado), en el Ecosistema Terrestre del 
SAR se identificaron estos dos últimos tipos de Pastizal. 
 
Pastizal Cultivado (PC). 
 
El tipo de Uso de Suelo denominado "Pastizal Cultivado" según el Instituto Nacional de Estadística y 
Geografía (INEGI) se refiere a las áreas donde la vegetación natural ha sido sustituida por pastos 
introducidos o mejorados, con el propósito de ser utilizados para el pastoreo intensivo del ganado. Este 
tipo de pastizal no es natural, sino que ha sido creado y mantenido por la actividad humana mediante 
prácticas agrícolas que incluyen la siembra de especies de pastos seleccionados por su alta productividad 
y valor nutritivo para el ganado. 
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Fotografía  V.7 Vista general del Pastizal Cultivado 

 
El Pastizal Cultivado se caracteriza por estar destinado principalmente a la producción de forraje. Las 
especies de pastos que predominan en estas áreas suelen ser resistentes y de rápido crecimiento, lo que 
permite soportar el pastoreo continuo y regenerarse rápidamente después de ser consumidas por los 
animales. Estas áreas están manejadas de manera intensiva y pueden incluir sistemas de irrigación, 
fertilización y control de plagas para maximizar la producción de biomasa vegetal. 
 
En términos de localización, los Pastizales Cultivados pueden encontrarse en diversas regiones del país, 
adaptándose a una variedad de condiciones climáticas y edáficas, siempre y cuando las prácticas de 
manejo y los recursos tecnológicos lo permitan. Su principal objetivo es aumentar la eficiencia y la 
sostenibilidad de la producción ganadera, permitiendo mantener una alta densidad de ganado por unidad 
de superficie en comparación con los pastizales naturales. En el Ecosistema Terrestre del SAR, ocupa 
aproximadamente el 0.08% de su superficie. 
 
Pastizal Inducido. 
 
Este Uso de Suelo surge cuando es eliminada la vegetación original, puede aparecer como consecuencia 
de desmonte de cualquier tipo de vegetación; también puede establecerse en áreas agrícolas abandonadas 
o bien como producto de áreas que se incendian con frecuencia. Son de muy diversos tipos y aunque cabe 
observar que no hay pastizales que pudieran considerarse como totalmente libres de alguna influencia 
humana, el grado de injerencia del hombre es muy variable y con frecuencia difícil de estimar. 
 
Los pastizales inducidos algunas veces corresponden a una fase de la sucesión normal de comunidades 
vegetales, cuyo clímax es por lo común un bosque o un matorral. A consecuencia del pastoreo intenso o 
de incendios frecuentes, o bien de ambos factores juntos, se detiene a menudo el proceso de la sucesión 
y el pastizal inducido permanece como tal mientras perdura la actividad humana que lo mantiene. Otras 
veces el pastizal inducido no forma parte de ninguna serie normal de sucesión de comunidades, pero se 
establece y perdura por efecto de un intenso y prolongado disturbio, ejercido a través de la tala, incendios, 
pastoreo y algún otro factor del medio natural, como, por ejemplo, la tendencia a producirse cambios en el 
suelo que favorecen el mantenimiento del pastizal. 
 
Algunas otras especies de gramíneas que llegan a formar comunidades de pastizal inducido, son: Aristida 
adscensionis (Zacate tres barbas), Erioneuron pulchellum (Zacate borreguero), Bouteloua simplex, 
Paspalum notatum (Zacate burro), Cenchrus spp. (Zacate cadillo o Roseta), Lycurus phleoides, 
Enneapogon desvauxii y otros. No es rara la presencia ocasional de diversas hierbas, arbustos y árboles.  
 
En el Ecosistema Terrestre del SAR este Uso de Suelo fue identificado preferentemente en la Zona Urbana, 
particularmente a la orilla de algunos predios, predios abandonados entre otros. Por esa razón es difícil 
establecer una superficie de este Uso de Suelo. En el Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto 
terrestre, se identificó Pastizal Inducido en las inmediaciones de predios y áreas abandonadas y zonas con 
falta de mantenimiento. Las especies identificadas fueron Amaranthus palmeri, Aristida ternipes, Eleusine 
indica, típicas de sitios abandonados, colonizadoras y características de zonas degradadas, además de 
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ser consideradas especies dañinas por alto poder invasivo. En la siguiente fotografía, se muestra ejemplo 
del pastizal Inducido identificado en campo. 
 

  
Fotografía  V.8 Vista general del Pastizal Inducido en el Área de Influencia terrestre 

 
Sin Vegetación Aparente (SVA). 
 
Se incluyen bajo este concepto los eriales, depósitos de litoral, jales, dunas, bancos de ríos y bancos de 
materiales que se encuentran desprovistos de vegetación, o ésta no es suficientemente evaluable dentro 
de los tipos de vegetación caracterizados en este sistema de clasificación. Ocupa el 18.75% de la superficie 
total del Ecosistema Terrestre del SAR. 
 

  
Fotografía  V.9 Vista general de áreas Sin Vegetación Aparente 

 
Vegetación Halófila Xerófila (VHH). 
 
Estos tipos de vegetación, de baja altura, se desarrollan en suelos de cuencas cerradas con contenidos 
elevados de sales y yeso. Predominan los pastos que se reproducen a partir de rizomas (dominando las 
especies de las familias Poaceae y Chenopodiaceae), la cubierta arbustiva suele ser escasa. Este tipo de 
vegetación se encuentra en regiones áridas o semiáridas, donde la disponibilidad de agua es limitada y el 
suelo puede contener altas concentraciones de sales. Esta vegetación es usada en ciertas zonas del país 
como alimento para el ganado, y en algunos casos, después de ser desalados, para practicar la agricultura 
de riego. En el Ecosistema Terrestre del SAR, ocupa aproximadamente el 9.79% de su superficie. 
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Fotografía  V.10 Vista general de la Vegetación Halófila Xerófila 

 
Zona Urbana (ZU). 
 
Áreas con construcciones e infraestructura urbana relacionada con la actividad antrópica, estas áreas 
corresponden al área urbana como: Topolobampo, Ejido Bachoco, Ejido Plan de Guadalupe, entre otros, 
la cual ha sometido a sus recursos naturales a una fuerte presión por el avance de la mancha urbana. La 
Zona Urbana también se caracteriza por la presencia de especies de flora, compuesta por elementos 
arborescentes de tipo ornamental, ajardinadas y acamellonadas, así como vegetación herbácea que en su 
mayoría corresponden a especies exóticas, algunas de ellas, invasoras, características de zonas 
perturbadas. Este Uso de Suelo ocupa el 1.26% de la superficie total del Ecosistema Terrestre del SAR, el 
98.93% de la Superficie del Área de Influencia terrestre y el 100% del Área del Proyecto terrestre. 
 

  
Fotografía  V.11 Vista general de zonas urbanas en el Ecosistema Terrestre del SAR 

 
V.3.2.1.3 Flora 

 

V.3.2.1.3.1 Especies Potenciales 
 
Para describir este componente biótico, se realizó una consulta del área del Ecosistema Terrestre del SAR 
en el Sistema Nacional de Información sobre Biodiversidad de México de la Comisión Nacional para el 
Conocimiento y Uso de la Biodiversidad (CONABIO) en el sitio web NaturaLista y Enciclovida. Derivado de 
esta consulta, se obtuvo un listado de registros de la distribución de especies potenciales. Se analizaron 
los datos sobre la distribución de especies, así como la composición florística de los diversos ecosistemas 
presentes en el Ecosistema Terrestre del SAR, con la finalidad de identificar y definir qué especies se 
consideran en algún estatus, de acuerdo con la Norma Oficial Mexicana NOM-059-SEMARNAT-2010, 
especies endémicas, especies en Convención Internacional de Tráfico de Especies Amenazadas de Flora 
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y Fauna Silvestres (CITES), especies en la lista roja de la Unión Internacional para la Conservación de la 
Naturaleza (UICN) y especies Prioritarias para la conservación. 
 
De acuerdo con lo anterior, se contempla un listado potencial de 251 especies de flora, pertenecientes a 
66 familias. La familia mejor representada fue Fabaceae con 37 especies, seguida por las familias 
Cactaceae y Poaceae con 23 especies cada una, tal como se muestra en la Figura V.22. 
 

 
Figura V.22 Número de especies de flora silvestre potenciales por familia en el Ecosistema Terrestre del SAR 

Fuente: Elaboración propia. 
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ambientales. Además, es importante recordar que el Proyecto está Inmerso en una zona urbanizada, y la 
pérdida de cobertura de vegetación natural, ya se dio hace varios años. 
 

V.3.2.1.4 Fauna 
 

V.3.2.1.4.1 Fauna potencial en el Ecosistema Terrestre del SAR 
 
De acuerdo con las características en cuanto a ecosistemas y condiciones ambientales mencionadas con 
anterioridad y con la revisión bibliográfica, se contempla un listado potencial de 491 especies de 
vertebrados terrestres para el Ecosistema Terrestre del SAR, es decir, aproximadamente el 60% de las 
especies registradas en el estado de Sinaloa. De las especies potenciales, 14 son anfibios, 41 son reptiles, 
378 son aves y 58 son mamíferos, tal como se muestra en la Figura V.26. 
 

 
Figura V.26 Número de especies de fauna silvestre potenciales para el Ecosistema Terrestre del SAR 

Fuente: Elaboración propia. 

 

 
Figura V.27 Fauna potencial en el Ecosistema Terrestre del SAR bajo algún estatus de riesgo, conservación, endemismo y 

Especies Prioritarias para la Conservación 
Fuente: Elaboración propia. 

 
De las especies potenciales, 72 se encuentran bajo alguna categoría de riesgo de acuerdo con la Norma 
Oficial Mexicana NOM-059-SEMARNAT-2010 (SEMARNAT, 2019), 13 especies se encuentran en Peligro 
de Extinción (1 reptil, 9 aves y 2 mamíferos), 21 Amenazadas (4 reptiles, 16 aves y 1 mamífero) y 39 bajo 
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Protección Especial (2 anfibios, 10 reptiles, 25 aves y 2 mamíferos). 29 especies son consideradas 
endémicas al país (4 anfibios, 6 reptiles, 16 aves y 3 mamíferos) (Howell y Webb 1995, Ceballos y Oliva. 
2005, Liner 2007, Berlanga-García et al. 2015, SEMARNAT 2019, Lapage 2024), 62 especies están listadas 
en alguno de los apéndices de la Convención Internacional de Tráfico de Especies Amenazadas de Flora 
y Fauna Silvestres (8 reptiles, 49 aves y 5 mamíferos) (CITES 2023). 29 especies se encuentran en alguna 
categoría de riesgo de acuerdo con la lista roja de la UICN (3 reptiles, 22 aves y 4 mamíferos) (UICN 2023). 
48 especies se encuentran en la lista de especies prioritarias para la conservación (3 reptiles, 43 aves y 2 
mamíferos). Además, 8 especies son consideradas exóticas o introducidas (Exo, un anfibio, un reptil, 5 
aves y un mamífero). Ver Tabla V.27. 
 

V.3.2.1.4.2 Fauna registrada en campo 
 
De acuerdo con los resultados obtenidos en campo, se registró un total de 151 especies de fauna, 
pertenecientes a los siguientes grupos: reptiles con 7 especies, aves con 127 especies y mamíferos con 
17 especies. Es decir, se registró el 30.75% de las especies potenciales. Aun cuando se aplicaron las 
técnicas para el muestreo de anfibios, durante los trabajos de campo no fueron registradas especies de 
este grupo. Los resultados se muestran en la Figura V.28. 
 

 
Figura V.28 Comparación entre la riqueza de especies de vertebrados potenciales contra las registradas en campo 

Fuente: Elaboración propia. 

 

 
Figura V.29 Especies registradas en campo bajo categoría de riesgo (NOM-059-SEMARNAT-2010), especies endémicas al país, 

especies amenazadas (CITES y UICN) y especies prioritarias para la conservación 
Fuente: Elaboración propia. 
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Abundancia relativa. 
 
Durante los sitios de muestreo y verificación realizados en campo, se registró un total de 3,923 individuos, 
de 151 especies. De acuerdo con los resultados de abundancia relativa obtenidos, se observaron 51 
especies en categoría de raras que representan el 34% del total; 35 especies fueron frecuentes y 
representaron el 23% del total, 17 especies fueron comunes con el 11% y 48 especies fueron abundantes, 
representando el 32%, como se muestra en la Figura V.31. 
 

 
Figura V.31 Porcentaje de las categorías de abundancia relativa 

Fuente: Elaboración propia. 

 
De las 51 especies catalogadas como raras, 4 son reptiles, 36 son aves y 11 son mamíferos. Las 35 
especies frecuentes estuvieron representadas por un reptil, 30 de aves y 4 de mamíferos. Las especies 
comunes fueron representadas por un reptil, 15 aves y un mamífero. Finalmente, las 48 especies 
abundantes estuvieron representadas por una especie de reptil, 46 de aves y un mamífero, tal como se 
puede apreciar en la Figura V.32. 
 

 
Figura V.32 Comparativo de las categorías de abundancia relativa de las especies registradas en campo 

Fuente: Elaboración propia. 

 
A continuación, se presenta la abundancia relativa de las especies registradas en el Ecosistema Terrestre 
del SAR, Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto terrestre. 
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V.3.2.1.4.6 Abundancia relativa por área (Ecosistema Terrestre del SAR, Área de Influencia 
terrestre y Área del Proyecto terrestre) 

 
En el Ecosistema Terrestre del SAR se registraron 151 especies, 56 especies fueron catalogadas como 
raras (4 reptiles, 41 aves y 11 mamíferos), 29 especies frecuentes (un reptil, 24 aves y 4 mamíferos), 20 
especies comunes (un reptil, 12 aves y un mamífero) y 46 especies abundantes (1 reptiles, 44 aves y 1 
mamífero), tal como se muestra en la Figura V.33. 
 

 
Figura V.33 Comparativo de las categorías de abundancia relativa de las especies registradas en el Ecosistema Terrestre del SAR 

Fuente: Elaboración propia. 

 
En el Área de Influencia terrestre solamente fueron registradas 23 especies de aves, de las cuales 15 
fueron catalogadas como abundantes, 7 frecuentes y una común, tal como se muestra en la Figura V.34. 
 

 
Figura V.34 Comparativo de las categorías de abundancia relativa de las especies registradas en el Área de Influencia terrestre 

Fuente: Elaboración propia. 

 
Para el Área del Proyecto terrestre solo fueron registradas 8 especies de aves, mismas que fueron 
catalogadas como abundantes. 
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Frecuencia de ocurrencia. 
 
La frecuencia de ocurrencia está relacionada con la periodicidad en que una especie puede ser observada, 
es decir, aun cuando una especie pueda ser abundante, ello no implica que esta especie pueda ser 
observada en todos los sitios de muestreo, ya que su distribución en la zona puede estar determinada por 
la distribución y disponibilidad de recursos, haciendo que esta especie solo pueda ser observada en un 
área en específico. Caso contrario, para una especie que pueda ser menos abundante, pero que tenga una 
mejor adaptación a las diferentes condiciones y tipos de hábitats de una región, por lo que su distribución 
puede ser más homogénea. Por ello, a continuación, se presenta la frecuencia de ocurrencia de las 
especies registradas en campo. 
 
Especies Raras. 
 
Las especies raras fueron registradas de uno y hasta 4 sitios de muestreo en las diferentes áreas 
(Ecosistema Terrestre del SAR y Área del Proyecto terrestre). Especies como: Ctenosaura macrolopha, 
Sceloporus magister, Masticophis flagellum, Anas platyrhynchos, Anas acuta, Patagioenas flavirostris, 
Gallinula galeata, Pluvialis squatarola, Arenaria interpres, Rynchops niger, Nyctanassa violacea, Egretta 
tricolor, Egretta rufescens, Butorides virescens, Parabuteo unicinctus, Megaceryle alcyon, Falco 
columbarius, Myiopsitta monachus, Toxostoma curvirostre, Peucaea carpalis, Chondestes grammacus, 
Pipilo chlorurus, Sturnella neglecta, Sporophila torqueola, Mus musculus, Neotoma mexicana, Sigmodon 
hispidus, Lasiurus intermedius y Parastrellus hesperus solo fueron registradas en un sitio de muestreo en 
el Ecosistema Terrestre del SAR. Mientras que la especie mejor distribuida, de las especies raras, fueron 
Tringa melanoleuca y Urocyon cinereoargenteus, registradas en 4 sitios de muestreo en el Ecosistema 
Terrestre del SAR. Los resultados completos se muestran en la Figura V.35. 
 

 
Figura V.35 Número de sitios de muestreo en los que fue registrada la fauna con categoría de raras en el Ecosistema Terrestre del 

SAR, Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto terrestre 
Fuente: Elaboración propia. 
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Especies frecuentes. 
 
Las especies frecuentes fueron registradas desde uno y hasta 9 sitios de muestreo, ejemplo de ello, es que 
Charadrius semipalmatus, Numenius americanus, Bubulcus ibis y Platalea ajaja, fueron registradas en un 
sitio de muestreo en el Ecosistema Terrestre del SAR. Por su parte, Sylvilagus audubonii, fue la especie 
mejor distribuida, al registrarse en 9 sitios de muestreo en el Ecosistema Terrestre del SAR. Los resultados 
completos se muestran en la Figura V.36. 
 

 
Figura V.36 Número de sitios de muestreo en los que fue registrada la fauna con categoría de frecuentes en el Ecosistema 

Terrestre del SAR, Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto terrestre 

 
Especies comunes. 
 
Las especies comunes fueron registradas de uno y hasta 10 sitios de muestreo. Tachycineta thalassina, 
fue la especie con menor distribución, al registrarse en un sitio de muestreo en el Ecosistema Terrestre del 
SAR. Por su parte, Buteo jamaicensis, fue registrada en 10 sitios de muestreo en el Ecosistema Terrestre 
del SAR. Los resultados completos se muestran en la Figura V.37. 
 

 
Figura V.37 Número de sitios de muestreo en los que fue registrada la fauna con categoría de comunes en el Ecosistema Terrestre 

del SAR, Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto terrestre 
Fuente: Elaboración propia. 
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Especies abundantes. 
 
No todas las especies abundantes fueron las mejor distribuidas. Ejemplo de ello, son Larus heermanni, 
Pelecanus erythrorhynchos, Setophaga petechia y Tadarida brasiliensis, que aun cuando fueron 
abundante, solo se observaron en un sitio de muestreo en el Ecosistema Terrestre del SAR, mientras que 
Quiscalus mexicanus, fue la especie mejor distribuida, al registrarse en 1 sitios de muestreo (2 en el Área 
del Proyecto terrestre, 3 en el Área de Influencia terrestre y 13 en el Ecosistema Terrestre del SAR). Los 
resultados completos se muestran en las Figura V.38. 
 

 
Figura V.38 Número de sitios de muestreo en los que fue registrada la fauna con categoría de abundantes en el Ecosistema 

Terrestre del SAR, Área de Influencia terrestre y Área del Proyecto terrestre 
Fuente: Elaboración propia. 

 
V.3.2.1.4.7 Índices de diversidad 

 
Se aplicó el índice de Shannon-Wiener (H’), así como el índice de diversidad de Margalef (DMg), y el índice 
de diversidad de Simpson (λ), para evaluar el estatus de diversidad faunística. También se calculó el índice 
de equitatividad de Pielou (J’) para definir el estado de abundancia de las especies de fauna reportadas en 
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V.3.3.4 Inundaciones (historial de 10 años) 

 
 Municipio de Ahome: Existe este riesgo en el Área de Influencia debido al drenaje deficiente del terreno 

y el rango de riesgo es de media a bajo; se origina por la combinación de lluvias torrenciales más el 
desborde fluvial del margen derecho del río El Fuerte en la zona de valles y las planicies agrícolas. 

 Municipio de Guasave: El Área de Influencia no presenta este tipo de riesgo. 
 

V.3.3.5 Pérdidas de suelo debido a la erosión 
 
En la MIA-R se explica a detalle la metodología y los resultados del cálculo de la erosión del Área de 
Influencia, cuyos resultados establecen que la Tasa de pérdida de suelo por erosión hídrica es de 0.00 
ton/ha/año clasificada como No existe erosión; la Tasa de pérdida de suelo por erosión eólica es de 0.00 
ton/ha/año clasificada como No existe erosión, dando como resultado que la Erosión Potencial es de 0.00 
ton/mes. 
 

V.3.3.6 Contaminación de las aguas superficiales debido a escurrimientos y erosión 
 
En los atlas de riesgo del municipio de Ahome y Guasave, no se indica este tipo de riesgo.  
 

V.3.3.7 Riesgos radiológicos 
 
En los atlas de riesgo del municipio de Ahome y Guasave, no se indica este tipo de riesgo.  
 

V.3.3.8 Huracanes 
 
Los cambios anuales que presenta la precipitación son una consecuencia directa de la circulación 
atmosférica general y particularmente de los ciclones que se generan durante el año. Las masas de aire 
polar continental provienen de Canadá y Estados Unidos de América y se intercambian con el aire cálido 
de las latitudes bajas y costeras de Sinaloa. 
 
En la Tabla V.63 y Figura V.22 se indican y muestran los principales datos de los fenómenos meteorológicos 
extremos que han cruzado en un radio de 50 km del año 1851 al 07 de septiembre de 2024 y que incluye 
al Área de Infl
 UBICACIÓN DEL PROYECTO, ART. 113 FRACCION I DE LA LGTAIP Y 110 

FRACCION I DE LA LFTAIP

























“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-187 

 

para controlar el proceso durante las fases tempranas. Esto es que para la correcta aplicación de HAZID 
se deberán utilizar herramientas que midan diferentes parámetros del proceso para definir un método de 
control definitivo que asegure la mitigación total o parcial de los riesgos que se generen durante el proceso. 
El objetivo será diseñar un sistema que genere diversos KPI’s (Key Point Indicators) que serán los 
indicadores que se deberán controlar para garantizar la seguridad del proceso final. 
 
El estudio HAZID se basa en una herramienta de identificación de riesgos integrada en el proyecto en el 
momento en que se dispone de los diagramas de flujo de procesos, los borradores de los balances de 
masa y temperatura y las hojas de planos. También es necesaria la recopilación de información sobre datos 
geotécnicos, ambientales y de infraestructuras existentes, ya que constituyen una fuente de riesgos 
externos. El método consiste en una herramienta de diseño que ayuda a organizar los informes HSE en un 
proyecto. La “Técnica de tormenta de ideas” normalmente conlleva la participación del personal de 
ingeniería, gestión de proyectos, mantenimiento y operaciones del cliente y del diseñador. Las principales 
averiguaciones y calificaciones de riesgos permiten cumplir con los requisitos HSE, y forman parte del 
Registro de Riesgos del proyecto que suelen solicitar las autoridades responsables de la concesión de 
licencias. 
 
Procedimiento de aplicación de un proyecto HAZID: Intenta explicar cuál es el flujo usual dentro de un 
proyecto HAZID, donde utilizan las herramientas y técnicas que conforman definir una propuesta para una 
metodología estándar para su aplicación. 
 
En primer lugar, se divide el proceso en áreas y nodos. Las áreas son partes del proceso que cumplen una 
función concreta y los nodos son partes que realizan una tarea determinada dentro de esta área. Con este 
objetivo, el último paso del HAZID será: si el sistema presenta debilidades se diseñarán nuevos métodos 
de control o se robustecerán los existentes. 
 
El punto de estudio más relevante dentro de la metodología del HAZID serán los métodos de control y de 
análisis que se utilicen durante el proyecto. Así no solo será muy importante para su buena aplicación el 
contar con un grupo de expertos en las diferentes partes del proceso estudiado, sino también contar con 
un experto en las diferentes técnicas cualitativas para el análisis de los parámetros pertinentes en cada 
una de estas partes y uno en los métodos de control que se vayan a utilizar. Los estudios HAZID son muy 
distintos entre sí, pues estas técnicas de control y análisis serán diferentes para cada proyecto que 
vayamos a estudiar. 
 
Durante esta parte del trabajo se utilizan las herramientas más importantes de este método de estudio y 
luego se estandariza un flujo de trabajo para la realización de un proyecto HAZID, tomando diferentes 
ejemplos con las herramientas que se analizaron. 
 
El método del estudio HAZID es una combinación de la identificación y análisis de los riesgos contemplados 
en una lista de verificación que se divide en ocho categorías de peligros (fuego y explosión, peligros 
inherentes de procesos, sistemas auxiliares, mantenimiento, peligros de la naturaleza y ambientales, 
efectos de los alrededores sobre la planta, efecto de las actividades sobre el ambiente y peligros por 
actividades humanas) para las cuales se utilizan palabras guía que ayudan a establecer el escenario 
pautado para la tormenta de ideas, también llamada brainstorming, técnica en la cual se requieren sesiones 
conjuntas con los equipos expertos que han intervenido en el desarrollo o diseño del proyecto como 
personal de ingeniería, instrumentación, mantenimiento, operaciones que identifican y analizan los riesgos 
externos, ocupacionales y de la propia instalación a los que se encuentra sometido el proyecto. Por tanto, 
es desarrollado por un equipo multidisciplinario que se encarga de realizar la intención del diseño y las 
condiciones normales de operación del área, identificar las posibles causas y consecuencias del peligro 
(un peligro puede considerarse “significativo” si tiene una causa creíble y puede tener consecuencias 
perjudiciales), identificar las salvaguardas, mitigaciones y medidas de control existentes incluidas en el 
diseño, llevar a cabo una clasificación de los riesgos en función de su seguridad o impactos ambientales e 
identificar recomendaciones y partes de acción si se requiere una mayor mitigación. 
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V.4.2.1.1 Paso 1 Identificación 
 
Una vez identificadas las palabras guía, el equipo multidisciplinario que conoce los diferentes fenómenos 
a considerar, definirá los riesgos potenciales y las consecuencias de cada una de las palabras guía y se 
enumerarán los métodos de control considerados en el diseño para evitar la ocurrencia de estos 
fenómenos. Esta información conformará la matriz básica para llevar a cabo un estudio HAZID. Una vez 
conformada la matriz con toda la información requerida, el equipo en mención clasificará la gravedad de 
los riesgos identificados y la probabilidad de que estos ocurran basándose en los controles existentes. 
 
En la fase inicial del análisis de riesgo, se determina el fenómeno. Se conceptualiza fenómeno a la acción 
o al hecho concreto que provoca el riesgo que se analiza. El identificar el fenómeno se da desde el punto 
principal de la vista prevencionista. Así se tiene una idea clara de las acciones necesarias para evitar que 
estos se manifiesten.  
 
La identificación de peligros es importante y se debe dar de forma totalmente consciente. Ya que es el 
inicio de todo el desarrollo. Y es la base para desarrolla toda la matriz el utilizar medidas objetivas ayudaran 
a evitar el error. Se desarrollan diversas técnicas para la descripción y el análisis del caso y comprenderlo 
cabalmente. Herramientas como el 5W1H (Whath, Where, When, Who, Why, How) son herramientas que 
mantiene una plantilla. El que el dónde, cuando, quien, por qué, y cómo, ayudan a comprender en mayor 
medida el fenómeno. 
 

V.4.2.1.2 Paso 2 Proceso 
 
Estos proyectos se realizarán por los expertos correspondientes en cada una de las áreas o procesos 
dónde encontramos los riesgos a estudiar. Y, aunque las herramientas utilizadas y procedimientos para el 
estudio sean siempre diferentes, la estructura que presentarán los proyectos será idéntica.  
 
Cabe destacar que, el equipo multidisciplinario debe contar con un coordinador independiente y 
experimentado en HAZID para que el equipo siga correctamente el procedimiento. El coordinador 
promoverá las discusiones cuando sea necesario, dejando que los miembros del equipo puedan arribar a 
soluciones. Si no se arriba a soluciones en forma inmediata, se toma nota del problema para que, con 
posterioridad, se tomen las acciones correspondientes. 
 
Comprender el fenómeno. 
 
Durante el proceso de producción del HAZID se identifica el fenómeno que produce el riesgo. Una vez 
identificado el fenómeno se investiga y se desarrollan las posibles causas. Para esto el grupo de expertos 
juntan las ideas en la lluvia de ideas, los expertos exponen las debilidades del diseño las causas y el 
fenómeno que puede desembocar. Luego el equipo elimina las causas que no son posibles. Herramientas 
que también se usan son las 4 M (Man, Method, Machine, Material). Y al focalizar el análisis, podemos 
identificar las causas principales que ocasionan el fenómeno. 
 
Ventajas 
 
 Las principales ventajas de un estudio HAZID son la correcta identificación de riesgos y su gestión en 

una fase temprana del diseño de una instalación. Esto permite registrar y solventar los riesgos para 
poder evitarlos, mitigarlos o ponerlos de relieve durante el diseño del proyecto, buscando soluciones de 
cara al cumplimiento de reglamentación legislativa y de gestión. Además, se evitan los retrasos de 
diseño o construcción que pueden afectar al presupuesto del proyecto. 

 Se utiliza como base para estudios más detallados: identifica las áreas de peligro que deben evaluarse 
de forma más detallada cuando se encuentre disponible información de la ingeniería básica. Permite 
contar con un proceso con seguridad inherente: los peligros identificados en la fase conceptual pueden 
eliminarse del diseño o introducir nuevas medidas de seguridad. Es una forma altamente efectiva, en 
relación con su coste, para identificar peligros en las etapas iniciales del ciclo de vida de una instalación 
industrial. 
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 El estudio HAZID es una potente herramienta de identificación de riesgos externos, ocupacionales y de 
instalaciones. Esta técnica puede ser aplicada durante el diseño de las instalaciones, la construcción y 
la puesta en marcha de las mismas. 

 La realización de la Matriz HAZID se debe realizar de forma consciente tratando de ser lo más objetivos 
posibles. Ya que la identificación de los peligros puede evitar daño a los trabajadores y perdidas a las 
empresas. 

 El proceso de la realización de la Matriz es principalmente con visión prevencionista, él proceso inicia 
con la identificación de peligros y finaliza con la determinación de los controles. Esta dentro de nuestras 
posibilidades el enmarcar esta visión a fin de prevenir accidentes o enfermedades laborales. 

 
V.4.2.1.3 Desarrollo HAZID (Identificación de peligros) 

 
Para la fase de Ingeniería y diseño inicial, se llevó a cabo una revisión preliminar de identificación de 
peligros (HAZID) con el fin de identificar todos los peligros con potencial para causar un accidente grave 
en la instalación. Se tuvieron en cuenta todas las instalaciones de procesos y servicios en las que se 
manipulan todas las sustancias peligrosas. 
 
En el Anexo Técnico ANX-TEC-03 se presentan los siguientes diagramas de flujo de proceso y servicios 
utilizados en la metodología HAZID: 
 
  Diagrama de flujo de proceso. Instalación de entrada y sistema de eliminación de mercurio. P21-003-

ARG-83-22-PFD-01. 
  Diagrama de flujo de proceso. Sistema de BOG y EFG. P21-003-ARG-83-23-PFD-01. 
  Diagrama de flujo de proceso de sistema de eliminación de HHC P21-003-ARG-83-25-PFD-01_C2. 
  Diagrama de flujo de proceso. Tren de licuefacción y Refrigeración 1. P21-003-ARG-83-26-PFD-01. 
  Diagrama de flujo de proceso. Unidad de eliminación de gases ácidos-Sección de absorción. P21-003-

ARG-83-28-PFD-01. 
  Diagrama de flujo de proceso. Sistema de tratamiento de gas combustible. P21-003-ARG-83-45-PFD-

01. 
  Diagrama de flujo de proceso. Unidad de eliminación de gases ácidos-Sección de regeneración de 

aminas. P21-003-ARG-83-28-PFD-02. 
  Diagrama de flujo de servicios. Sistema de medio refrigerante-CM VC. Intercambio de agua de mar. 

P21-003-ARG-83-40-UFD-01. 
  Diagrama de flujo de servicios. Sistema del medio refrigerante. Distribución de la licuefacción. P21-003-

ARG-83-40-UFD-02. 
  Diagrama de flujo de servicios. Sistema del medio refrigerante. Distribución del tratamiento de gases. 

P21-003-ARG-83-40-UFD-03. 
  Diagrama de flujo de servicios. Medio calefactor. Circuito WHRU y HT. P21-003-ARG-83-41-UFD-01. 
  Diagrama de flujo de servicios. Sistema del medio calefactor. Circuito LT. P21-003-ARG-83-41-UFD-02. 
  Diagrama de flujo de servicios. Sistema de quemador frío. P21-003-ARG-83-43-UFD-01. 
  Diagrama de flujo de servicios. Sistema de quemador HP. P21-003-ARG-83-43-UFD-02. 
 
El taller de HAZID se celebró del 4 al 6 de marzo de 2024 en la oficina de Aragon, Fantoftvegen 2, 5072 
Bergen, Noruega; y por videoconferencia y pantalla compartida para los asistentes remotos. Al taller asistió 
personal representante de las áreas de dirección, diseño, proceso, seguridad, operaciones y expertos 
técnicos de Sempra, Exmar, Aragon y BVS M&O, que facilitaron e informaron del taller. 
 
El equipo del taller realizó una lluvia de ideas sobre los principales peligros relacionados con los 
hidrocarburos (pérdida de contención) y no relacionados con los hidrocarburos (como caída de objetos, 
escape y evacuación) para comprender lo siguiente: 
 
 Módulos principales de la parte superior de la Unidad FLNG: 

 M10: LNG de evaporación rápida, gas combustible, gas de ebullición (BOG)/gas combustible de 
emergencia (EFG), reposición de refrigerante mixto y tren 1 de IPSMR. 

 M20: Unidad de deshidratación y eliminación de hidrocarburos pesados (Heavy Hydrocarbon 
Removal, HHCR) y tren 2 de IPSMR. 
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 M30: Instalación de entrada, Unidad de extracción de mercurio (Mercury Removal Unit, MRU), 
Unidad eliminadora de gases ácidos (Acid Gas Removal Unit, AGRU) y tren 3 de IPSMR. 

 
 Servicios básicos de la parte superior de la Unidad FLNG: 

 M40: Módulo de medio calefactor, generación de energía y de servicios básicos. 
 M45: Sala de cuadros de distribución y sala de servicios básicos. 
 Quemadores y tambores separadores (proa). 

 
 Zona de carga de la Unidad FLNG: Almacenamiento de GNL (5 tanques de carga), sistemas de 

manipulación de la carga, colector de descarga, sala de máquinas de carga, succión y descarga de SW 
en la parte superior: 
 Parte de proa de la Unidad FLNG: Tanques de refrigerante mixto (MR). 
 Parte de popa de la Unidad FLNG: Edificio de oficinas, tanques de vertido, espacios para maquinaria. 
 Atraque e interconexión de la Unidad FLNG en el Jetty. 
 Operaciones de la Unidad FLNG: atraque en la Unidad FLNG, descarga con mangueras STS y 

salida. 
 
Durante este estudio HAZID, se identificaron un total de 362 escenarios y se clasificaron 201 en función 
del riesgo y 161 los escenarios no se clasificaron en función del riesgo. 
 
Como resultado general de este estudio, entre los escenarios clasificados en función del riesgo durante el 
taller HAZID, no se identificó ningún escenario de Riesgo Alto. Además, un total de 35 de 201 (17.4 %) 
escenarios clasificados en función del riesgo fueron asignados con un Riesgo Medio (solo con respecto a 
la Seguridad del personal), mientras que un total de 166 de 201 (82.6 %) escenarios fueron asignados con 
un Riesgo bajo. 
 
Los escenarios asignados con un Riesgo medio están relacionados con lo siguiente: 
 
En la parte superior: 
 
 Fuga de gas HP, fugas de vapor HP MR en cada módulo (M10, M20, M30). 
 Fuga de LGN del HHCR y del receptor de LGN en el módulo M20. 
 Lechos de deshidratación/HHCR durante la sustitución en el módulo M20. 
 Daños en el revestimiento de los lechos de deshidratación/HHCR ocasionados por ciclos térmicos 

demasiado frecuentes a altas temperaturas en el módulo M20. 
 Caída de objetos desde las grúas en cada módulo. 
 Vibración inducida acústicamente en cada módulo. 
 Corrosión de equipos/tuberías (externas e internas) en cada módulo. 
 
En sistemas de almacenamiento y marinos: 
 
 Fuga de GNL en el sistema de manipulación de líquidos de carga y en el colector de descarga. 
 Fuga de gas HP de una manguera HP aguas arriba de la instalación de entrada M30 ESDV. 
 Caída de objetos desde las grúas. 
 Corrosión de equipos/tuberías (externa e interna). 
 
En la interfaz del muelle: 
 
 Caída de objetos desde las grúas. 
 Fallo de amarre del CGNL que provoca un evento de retroceso brusco. 
 Corrosión de equipos/tuberías (externa e interna). 
 
Durante el estudio HAZID, se emitieron 42 recomendaciones en total (ver punto V.8.3). Estas 
recomendaciones representan salvaguardias adicionales / alternativas que se pueden aplicar para mitigar 
aún más los riesgos. 
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V.4.2.2.1 Alcances 
 
Revisar el cumplimiento de cada uno de los lineamientos técnicos establecidos en las “Disposiciones 
administrativas de carácter general que establecen los Lineamientos en materia de Seguridad Industrial, 
Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente para el Diseño, Construcción, Pre-arranque, 
Operación, Mantenimiento, Cierre, Desmantelamiento y Abandono de las Instalaciones de Licuefacción de 
Gas Natural; aplicables a la etapa de diseño del Proyecto. El documento define los lineamientos técnicos, 
que el proyecto “Vista Pacífico LNG”, cumple, no cumple o no aplican. 
 

V.4.2.2.2 Metodología 
 
Para la elaboración de la lista de verificación, se debe delimitar el alcance del estudio, de acuerdo con la 
etapa correspondiente de la misma. Para este proyecto, la Lista de Verificación aplicada contempla solo la 
etapa de diseño de las instalaciones. 
 
El procedimiento de aplicación es el siguiente: 
 
 Se define el alcance del Proyecto. 
 Se elabora una lista de verificación que cubra adecuadamente el alcance. 
 El equipo que aplica la lista de verificación analiza cada elemento del proceso o sistema y revisa si los 

requisitos de la lista de verificación están presentes. 
 
Para este estudio se elaboró una Lista de Verificación con base en las “Disposiciones administrativas de 
carácter general que establecen los Lineamientos en materia de Seguridad Industrial, Seguridad Operativa 
y Protección al Medio Ambiente para el Diseño, Construcción, Pre-arranque, Operación, Mantenimiento, 
Cierre, Desmantelamiento y Abandono de las Instalaciones de Licuefacción de Gas Natural”; establecidas 
por la Agencia Nacional de Seguridad Industrial y de Protección al Medio Ambiente del Sector 
Hidrocarburos y publicada en el Diario Oficial, el 9 de julio de 2018.  
 
El objeto de estos lineamientos es establecer las obligaciones, requisitos y elementos técnicos de 
Seguridad Industrial, Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente que los Regulados deberán 
cumplir para el Diseño, Construcción, Pre-Arranque, Operación, Mantenimiento, Cierre, Desmantelamiento 
y Abandono de las Instalaciones en las que se realiza la actividad de Licuefacción de Gas Natural del 
Sector Hidrocarburos, con la finalidad de prevenir daños a la población, al medio ambiente y a las 
Instalaciones. 
 
Estos lineamientos son de observancia general y obligatoria para los Regulados que realicen la actividad 
de Licuefacción de Gas Natural. 
 
El contenido de las Disposiciones administrativas de carácter general, considerado en la Lista de 
Verificación para el Proyecto, es el siguiente: 
 
 Capítulo III. Diseño de las Instalaciones de Gas Natural Licuado. 
 Sección I. Sistemas de Seguridad en las Instalaciones de Licuefacción de Gas Natural. 
 Capítulo IX. Instalaciones Marinas. 
 Sección I. Diseño de las Instalaciones de Gas Natural Licuado. 
 
La Lista de Verificación refiere en su primera columna, la Sección de las Disposiciones administrativas de 
carácter general que se está atendiendo para el presente Proyecto. (ver Anexo Técnico ANX-TEC-06). 
 

V.4.2.3 Jerarquización de escenarios de riesgo 
 
La jerarquización de los escenarios de riesgos identificados se incluye en la Tabla V.75 (resumen) y en el 
Anexo Técnico ANX-TEC-06 Apéndice B Hojas de trabajo HAZID. La jerarquización de los escenarios de 
riesgos identificados, se llevó a cabo con los criterios que han sido presentados para la ponderación de 
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frecuencia, con este proceso fue posible conocer la región en que se encuentra el riesgo identificado (“No 
tolerable”, “Tolerable/Indeseable”, “Tolerable” “Tolerable/Ampliamente Aceptable.  
 
En la tabla de jerarquización se presentan los riesgos identificados con base a las frecuencias, 
consecuencias ponderadas y la región de riesgo con la cual queda identificada (ver Anexo Técnico ANX-
TEC-06 Apéndice B Hojas de trabajo HAZID). 
 
En diferentes tipos de industrias, incluida la petrolera, se realizan herramientas que permiten realizar una 
estimación del riesgo. El riesgo tiene dos componentes: i) la frecuencia de ocurrencia de un evento 
indeseado y ii) la magnitud de las consecuencias de ese evento. Debido a lo anterior, existen procesos en 
los que se identifican una gran cantidad de riesgos, como riesgo de daños al personal a la población al 
medio ambiente o al negocio. Contar con una metodología para valorar los niveles de riesgo es importante 
cuando el conjunto de riesgos identificados es amplio y los recursos para su control o reducción son 
limitados. El valorar los niveles de riesgo y asignar prioridades a la atención de las recomendaciones, 
permite un manejo adecuado de los recursos. Una escala de valores de riesgo se diseña para contar con 
una medida de comparación entre diversos. Aunque un sistema de este tipo puede ser relativamente 
simple, la escala debe representar valores que tengan un significado para la organización y que puedan 
apoyar la toma de decisiones. Esta escala cumple con las siguientes características: 
 
 Es simple de entender y fácil de usar. 
 Incluye todo el espectro de frecuencia de ocurrencia de escenarios de riesgo potenciales. 
 Describe detalladamente las consecuencias en cada categoría (personal, población, medio ambiente y 

negocio). 
 Define claramente los niveles de riesgo tolerable, ALARP y no tolerable. 
 
Las matrices de riesgos normalmente son empleadas para calificar inicialmente el nivel de riesgo y podría 
ser la primera etapa dentro de un análisis cuantitativo de éstos. Esta matriz aplica única y exclusivamente 
para la organización que la desarrolla. Las matrices de riesgos son gráficas en dos dimensiones en cuyos 
ejes se presenta la categoría de frecuencia de ocurrencia y la categoría de severidad de las consecuencias 
sobre él personal, la población, el medio ambiente y el negocio. Esas matrices están divididas en regiones 
que representan los riesgos tolerables, en región ALARP y los no tolerables. Por un lado, las ventajas en 
el uso de las matrices de riesgos son, entre otras, las siguientes: 
 
 Son simples de entender y fáciles de aplicar. 
 Bajo costo de aplicación. 
 
Por otro lado, algunas de las desventajas que se tienen al utilizar las matrices de riesgo son las siguientes: 
 
 La evaluación de la frecuencia de ocurrencia es subjetiva, de “Muy Frecuente” a “Muy raro”. 
 Las categorías de frecuencia y de consecuencias son cualitativas y generan un alto grado de 

incertidumbre. 
 
Para cada escenario se realizó una clasificación de riesgos evaluando la gravedad de las consecuencias y 
la probabilidad del escenario según la matriz de aceptación de riesgos que figura a continuación. 
 
La clasificación de riesgos se realizó y acordó como un equipo HAZID con responsabilidad/propiedad 
asignada a las siguientes personas: 
 
 D. Weimer (Sempra). 
 T. Gilbert (Exmar). 
 
El proceso de evaluación de riesgos se llevó a cabo para evaluar el riesgo actual, es decir, el riesgo 
asociado al escenario pertinente teniendo en cuenta la presencia y los beneficios asociados de las 
salvaguardias existentes o previstas. 
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La tasa de descarga se determinó de la siguiente manera: para ruptura total de tubería, se consideró el 
flujo obtenido del balance de materia (ver Anexo Técnico ANX-TEC-03 Informe de balance de calor y masa 
P21-003-ARG-83-01-HMB-01) y para fugas, se determinó mediante el software Phast, en función del 
diámetro del orificio de fuga y las condiciones de presión y temperatura del gas; con este dato se empleó 
la siguiente expresión: 
 

Inventario liberado = Tasa de descarga x Tiempo de duración de la fuga 
 

V.4.3.2.1 Herramienta de Software de Análisis de Riesgos de Procesos o Process Hazard 
Analysis Software Tools (PHAST) 

 
Una vez determinados los “Riesgos Intolerables”, que fueron definidos como hipótesis de accidentes más 
significativos en los que se consideraron eventos con repercusiones extremadamente dañinas para el 
personal, los equipos y el ambiente, se evaluó el alcance de las consecuencias derivadas de los “Riesgos 
No Tolerables”. Debido a que los algoritmos fisicoquímicos que simulan el comportamiento de la difusión 
de las sustancias en el ambiente (aire, agua o suelo), así como la evaluación de los efectos físicos 
derivados de las consecuencias (radiación térmica, sobrepresión y dispersión tóxica), las cuales son de 
gran complejidad, es necesario el uso de modelos matemáticos computarizados, en este caso en específico 
se realizaron las simulaciones mediante el software PHAST. En general las variables principales que son 
alimentadas al software, es la composición promedio del compuesto químico a modelar, las principales 
características meteorológicas que pueden fungir como propagantes de una sustancia (vientos, humedad 
relativa, temperatura entre otros) así como los criterios de cálculo más acordes. 
 
El software PHAST, elaborado por la compañía Det Norske Veritas (DNV), para el cálculo de consecuencias 
de accidentes en la industria química y del petróleo, presenta una serie de ventajas, con respecto a otros 
similares, entre las que sobresalen: 
 
 Facilidades para la ejecución de varios modelos o varias situaciones accidentales a un mismo tiempo. 
 Rigurosa validación de sus modelos sobre bases experimentales. 
 Facilidades para la interpretación de los resultados mediante reportes gráficos y tabulados. 
 Ayuda on-line. 
 Interface amigable. 
 
Los modelos que incluye el software PHAST, pueden ser divididos en cuatro escenarios fundamentales: 
 
1. Modelos de descarga. El escenario para modelar se define describiendo las condiciones de 

almacenamiento y el tipo y tamaño de la descarga, y el programa determina el estado de agregación 
del material después de que haya sido liberado y haya alcanzado la presión atmosférica. Para el cálculo 
se definen dos tipos de clasificación de las descargas: i) de acuerdo con la duración: instantánea y 
continua, y ii) de acuerdo con el lugar en que ocurre: en el interior de edificaciones y hacia el exterior. 

 
2. Modelos de fuego inmediato y explosión. Si el material es inflamable puede incendiarse 

inmediatamente al ocurrir la descarga, provocando un fuego o una explosión. El programa calcula la 
intensidad de los efectos y las áreas de peligro, en dependencia del tipo de descarga y del estado de 
agregación del material inmediatamente después de ser liberado. 
 
Para algunos tipos de descargas se modela más de un efecto. Por ejemplo, una descarga bifásica 
instantánea puede producir el incendio de un charco, una esfera de fuego y una explosión, por lo que 
el programa realiza los cálculos para los tres efectos. 
 

3. Modelos de dispersión de la nube. Este modelo describe el caso de que la descarga no se incendia 
inmediatamente y forma una nube que se mueve alejándose del lugar de la emisión, diluyéndose en el 
aire hasta concentraciones menos peligrosas. 
 
El riesgo que trae esta nube depende de su tamaño, localización y perfil de concentración, los cuales 
cambian con el tiempo y el programa debe calcular estos cambios para describir la nube y los riesgos 
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que acarrea. Estos cálculos se desarrollan con el Modelo de Dispersión Unificado (UDM, por sus siglas 
en inglés) el cual da como resultado una tabla que contiene los datos esenciales de la nube para 
intervalos prefijados de tiempo a partir de que ocurre la descarga, los cuales son empleados en los 
modelos de efectos retardados. 
 

4. Modelos de efectos retardados de fuego, explosión y toxicidad. Estos modelos tienen como datos 
de entrada los resultados de los modelos de descarga y dispersión. Para estos casos los cálculos se 
realizan considerando las dimensiones máximas del charco líquido o de la nube según corresponda, 
empleando los mismos modelos matemáticos que para los efectos instantáneos. 
 
El código PHAST resulta muy útil para la corrida simultánea de más de un modelo, así como de varios 
escenarios, que pueden estar dados por la variación de las condiciones climáticas o por el 
emplazamiento de la fuente de emisión. Además, cuenta con una extensa base de datos con las 
propiedades de las sustancias más comúnmente empleadas en la industria química, ofreciendo 
facilidades para la modelación de accidentes, donde se encuentren involucradas más de una sustancia 
química o una mezcla de éstas. 
 
Asimismo, este software resulta muy ventajoso para la interpretación de los resultados, que pueden ser 
expresados en forma gráfica, a través de mapas, o tabular a través de reportes elaborados a partir de 
los parámetros de entrada y los resultados de los cálculos. 
 

V.4.3.2.2 Aplicación del código PHAST y resultados. 
 
Como consecuencia de su empleo se constataron las potencialidades anteriormente descritas y permitió 
de una manera rápida y mucho mejor presentada analizar la incidencia de las situaciones accidentales 
objeto de estudio. En este sentido y de forma general, la posibilidad de poder modelar varias situaciones 
durante una misma ejecución, considerando los efectos de la descarga, la ignición y la dispersión según 
sea el caso, permitió obtener una visión más objetiva del comportamiento de la instalación. 
 

V.4.3.2.3 Condiciones meteorológicas para el escenario del sitio. 
 
Las condiciones meteorológicas del sitio fueron tomadas de la Manifestación de Impacto Ambiental y del 
punto V.3 de este informe y se presentan en las hojas de datos para suministrar al modelo. (ver Anexo 
Técnico ANX-TEC-07) 
 

V.4.3.2.4 Las clases atmosféricas de la estabilidad de Pasquill. 
 
La estabilidad atmosférica es una variable que se establece para caracterizar la capacidad que la atmósfera 
tiene para dispersar un contaminante; en realidad, lo que representa es el grado de turbulencia existente 
en un momento determinado. 
 
La cantidad de turbulencia en la atmósfera ambiente tiene un efecto principal en la dispersión de las plumas 
(contaminantes vapores o gas) de la contaminación atmosférica, porque la turbulencia aumenta arrastre y 
al mezclarse con aire no contaminado en la pluma, de tal modo que actúa para reducir la concentración de 
agentes contaminadores en la pluma (es decir, realza la dispersión de la pluma). Es por lo tanto importante 
categorizar la cantidad de turbulencia atmosférica presente en cualquier hora dada. 
 
El método de categorizar la cantidad del presente atmosférico de la turbulencia era el método desarrollado 
por Pasquill en 1961, el categorizó la turbulencia atmosférica en seis clases de estabilidad nombró A, B, C, 
D, E y F. La clase A que es la más inestable o la más turbulenta, y la clase F es la más estable o menos 
turbulenta. La Tabla V.76 enumera las seis clases y la Tabla V.77, proporcionan las condiciones 
meteorológicas que definen cada clase. 
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En el Anexo Técnico ANX-TEC-09, se incluye el Informe Técnico del Estudio de Riesgo. Los resultados 
anteriores se modelaron con medidas de seguridad (rejerarquizadas), y los radios de afectación para el 
caso del gas natural son significativos; sin embargo, es importante mencionar que, el Proyecto contará con 
medidas de control y seguridad que en la operación normal disminuirán notablemente los radios de 
afectación para estos compuestos. Las medidas de seguridad que emplearán se indican en el apartado 
V.8. 
 

 
V.5 Representación en planos de los radios potenciales de afectación 

 
V.5.1 Simulación de los eventos y diagramas de pétalos 

 
Para determinar los radios potenciales de afectación de los escenarios descritos, se utilizó el programa de 
simulación Phast (Process Hazard Analysis Software Tools), ver. 6.6; desarrollado por la compañía Det 
Norske Veritas (DNV). Los eventos modelados en cada escenario fueron incendio y explosión; con fugas a 
través de orificios del 20% y 100% del diámetro nominal de las tuberías. 
 
Este apartado tiene por objeto principal determinar las zonas vulnerables que están asociadas a los 
accidentes identificados, mediante la simulación del comportamiento real de una sustancia química, en la 
cual intervienen una multitud de factores, tales como: 
 
 Condiciones en que se produce la liberación de la sustancia. 
 Características fisicoquímicas de la misma. 
 Características del medio ambiente en el cual se produce la dispersión. 
 Interrelación entre la sustancia y el medio ambiente. 
 
En el Anexo Técnico ANX-TEC-07 se presentan los datos de especificación para cada Escenario de Riesgo 
de acuerdo con el Anexo 2 de la GUÍA-ARSH, donde se incluye:  
 
a. Condiciones climáticas: temperatura, humedad relativa, velocidad y dirección del viento, presión 

atmosférica. 
b. Estabilidad atmosférica. 
c. Dimensiones del equipo o tubería: diámetro, longitud, altura, capacidad. 
d. Condiciones de operación: presión, temperatura, flujo, nivel. 
e. Sustancia y sus propiedades a las condiciones de operación: composición molar o fracción masa, 

presión de vapor, densidad, estado físico, temperatura de ebullición. 
f. Dímetros de fuga ó ruptura considerada. 
g. Tasa de descarga (en caso de que dicho dato sea alimentado manualmente, este dato está en función 

del tipo de escenario fuga/catastrófico, diámetro de fuga, condiciones de operación, condiciones 
atmosféricas, propiedades físicas y químicas de la sustancia a las condiciones de operación, el flujo de 
balance de materia, la cantidad de sustancia en los equipos y/o líneas involucradas). 

h. Tiempos de duración de la fuga. 
i. Inventario liberado la tasa de fuga, el tiempo de fuga, inventario de la sustancia en los equipos y/o líneas 

involucradas). 
j. Dirección de la fuga, y altura de la fuga. 
 
En el Anexo Técnico ANX-TEC-08, se presentan los planos con los radios de afectación donde se indican 
las “Zonas de Alto Riesgo” y “Zonas de Amortiguamiento” obtenidas en el apartado V.5.3.2.6 (Radiación 
térmica, sobrepresión), en planos a escala de 1:500, donde se señalan los puntos de interés en el entorno, 
incluyendo nombres de: zonas vulnerables de población, componentes ambientales, infraestructura vial e 
industrial (si es que aplica). 
 
A continuación, de forma esquemática de la Figura V.40 a la V.50, se presentan los planos con los radios 
de afectación. 
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Fuente: Elaboración propia. 
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V.7 Reposicionamiento de Escenarios de Riesgo 
 
Para el reposicionamiento de todos los escenarios de riesgos identificados en la sección V.4.2.3 donde 
fueron jerarquizados (ver Tabla V.75) se tomaron en cuenta los siguientes criterios que confirmaron o 
rectificaron los valores de frecuencia (probabilidad) y consecuencias (severidad):  
 
 Para los Escenarios de Riesgo analizados se tomó en cuenta la información generada en dicha sección, 

de tal manera que se analizaron los resultados para confirmar o rectificar los valores de frecuencia. 
 Para todos los Escenarios de Riesgo, también se tomó en cuenta para la ponderación de frecuencia y 

consecuencia todos los controles y medidas de reducción de Riesgos (Salvaguardas, protecciones o 
barreras) de tipo preventivo, de control y de mitigación; incluyendo los sistemas activos de 
contraincendios con que cuenta el Proyecto o que tiene consideradas en el diseño de este; así como 
para llevar los Riesgos a un nivel tan bajo como sea razonablemente factible. Derivado de lo anterior, 
se establecieron las condiciones para determinar el Riesgo Residual del Proyecto a través de la 
Rejerarquización; es decir, aquel que considera la implementación de dichos controles y medidas de 
reducción de Riesgos para mitigar el Riesgo Inherente del Proyecto; los cuales pueden ser visualizados 
en el Anexo Técnico ANX-TEC-05 Apéndice B - Hojas de trabajo del estudio HAZID. 
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V.8 Sistemas de seguridad y medidas para administrar los escenarios de riesgo 
 

V.8.1 Sistemas de seguridad 
 

V.8.1.1 Sistema de Fuego y Gas 
 
El centro de trabajo contará con Sistema de Fuego y Gas (SFyG) para toda la instalación, incluidos los 
sistemas del casco, el proceso de la parte superior, los servicios públicos y las áreas de descarga de carga. 
El sistema se diseñará para supervisar todas las áreas y se instalará una HMI dedicada a para proporcionar 
supervisión local del sistema de protección contra incendios y gas. La programación y configuración del 
SFyG y de la interfaz Hombre-Máquina (HMI) local deberán proporcionar la funcionalidad especificada 
según la matriz de causas y efectos (Anexo Técnico ANX-TEC-03 Plan preliminar de seguridad y control 
de incendios). 
 
El SFyG forma parte del Sistema de Seguridad de Emergencia (ESS) para detectar lo antes posible tanto 
incendios como fugas de gas mediante los detectores correspondientes conectados al sistema. La 
activación del nivel paro de emergencia adecuado, así como la activación de alarmas generales a través 
del sistema de megafonía y alarma general se inicia desde el SFyG. 
 
El SFyG se basará en solucionadores lógicos totalmente redundantes con lógica de software. El sistema 
será independiente de los sistemas básicos de control de procesos y tendrá, como mínimo, clasificación 
SIL 2. Todas las señales serán a prueba de fallos o con control de rotura de línea. El SFyG será 
"desenergizar para disparar". Además, el diseño del sistema de detección de fuego y gas de la Unidad 
FLNG deberá: 
 
 Cumplir los requisitos de la Organización Marítima Internacional y de la Clase. 
 Las zonas de fuego y gas se definirán y alinearán con la funcionalidad de las diferentes áreas. 
 Además, es necesario realizar un estudio cartográfico de los detectores de fuego y gas para las partes 

superiores con el fin de confirmar que el número y la ubicación aproximada de los detectores cumplen 
los requisitos de seguridad del proyecto y evitar posibles lagunas o zonas de cobertura limitada de los 
detectores. 

 Tener en cuenta, en particular, las recomendaciones de los estudios de seguridad y evaluación de 
riesgos específicos del proyecto: HAZID/HAZOP/LOPA/SIL-SRS/FERA. El número y la ubicación 
estratégica de los detectores del Sistema de fuego y gas deben revisarse y validarse de acuerdo con 
las recomendaciones de las evaluaciones de riesgos, a fin de lograr la reducción de riesgos requerida 
para el Unidad flotante de producción de GNL y sus interfaces (por ejemplo, LNGC/FSU). 

 El diseño del sistema de detección y respuesta ante incendios y gases tendrá en cuenta la selección 
del equipo y el esquema de votación lógica jerárquica, que tendrá la capacidad de minimizar la pérdida 
de producción debida a señales espurias con la consiguiente desconexión. 

 En caso de que existan SFyG de diferentes proveedores, estos deberán alinearse e integrarse en un 
único sistema. 

 Tener en cuenta la accesibilidad de los detectores para su mantenimiento/calibración. 
 

V.8.1.2 Sistema de detección de incendios 
 
El sistema de detección de incendios vigilará continuamente la presencia de fuego para alertar al personal 
y permitir que se inicien acciones de control manual o automáticamente para minimizar la probabilidad de 
que el fuego aumente y la probabilidad de exposición del personal. La función de detección de incendios 
proporcionará una detección fiable y rápida de un incendio mediante el tipo, número y ubicación adecuados 
de los detectores de incendios y garantizará la activación oportuna de la alarma y las acciones de control. 
La detección confirmada de un incendio en zonas que contienen instalaciones de procesamiento de gas y 
GNL suele provocar el cierre automático del flujo de hidrocarburos y de la ventilación de la zona (Anexo 
Técnico ANX-TEC-03 Plan preliminar de seguridad y control de incendios). 
 
El diseño del sistema de detección de incendios tendrá debidamente en cuenta el tamaño de la llama, las 
características del humo y el aumento de la velocidad de la temperatura a la hora de determinar el número 
y la distribución de los detectores. 
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El incendio confirmado en el alojamiento o en la sala de máquinas no iniciará la despresurización 
automática de emergencia de las cubiertas. 
 
La confirmación de un incendio en la zona de proceso iniciará la despresurización automática en la zona o 
tren afectados únicamente o salvo que se determine lo contrario durante los estudios de seguridad. 
 
Las causas y efectos confirmados de la detección de incendios y gases se desarrollarán en el Proyecto. 
 
La detección de incendios confirmada que dé lugar a acciones ejecutivas automáticas se basará en un 
sistema de votación de detectores. La siguiente lógica de votación se aplicará a los siguientes tipos de 
detectores: 
 
 Humo (excepto en las zonas de alojamiento): Detectores 2ooN para alcanzar el límite de alarma 

especificado cuando N ≥ 3. 
 Llama (uno de los principios siguientes): detectores 1ooN para alcanzar el límite de alarma especificado 

cuando N ≥ 2 (requisito básico de seguridad). Detectores 2ooN para alcanzar el límite de alarma 
especificado cuando N ≥ 3 (mantener el requisito de producción). 

 Calor: 1ooN detectores para alcanzar el límite de alarma especificado cuando N ≥ 2. 
 N es el número de todos los detectores de incendios dentro de un área de detección de incendios 

(cualquier tipo de detectores). 
 
En general, la alarma confirmada de incendio o de gas se activará cuando los detectores 2ooN alcancen 
el nivel de alarma especificado. La detección 1ooN solo dará la alarma en la sala de control y en caso de 
que la alarma no se reconozca en 2 minutos, se iniciará la alarma de fuego y gas confirmada. 
 
Las condiciones del SFyG se alertarán lo antes posible para avisar al personal garantizando una 
evacuación y escape seguros. La detección de incendios, la no ejecución de acciones a demanda y los 
defectos del sistema se presentarán como alarmas en el Cuarto de Control Central. 
 
Las funciones relacionadas con la seguridad de fuego y gas cumplirán su cometido independientemente 
de los sistemas de control y de control relacionados con la seguridad. Las señales (clasificadas SIL) 
intercambiadas entre diferentes unidades de fuego y gas. incluida la comunicación con otras unidades de 
seguridad como el sistema de paro de emergencia, deberán estar cableadas. 
 
El protocolo de comunicación redundante con clasificación SIL3 también puede utilizarse para intercambiar 
señales entre los solucionadores lógicos del sistema de fuego y gas y otras señales de desconexión. 
 

V.8.1.3 Sistema de detección de gases 
 
El sistema de detección de gases controlará continuamente la presencia de gases inflamables, alertará al 
personal y permitirá iniciar acciones de control manual o automáticamente para minimizar la probabilidad 
de exposición del personal, explosión e incendio. El sistema de detección de gases proporcionará una 
detección rápida y fiable de las fugas inflamables antes de que una nube de gas alcance una concentración 
y un tamaño que puedan suponer un riesgo para el personal y la instalación (Anexo Técnico ANX-TEC-03 
Plan preliminar de seguridad y control de incendios). 
 
El tipo y la ubicación de los detectores de gas se establecerán en función de las características pertinentes 
del gas en un área determinada. Se pueden instalar detectores puntuales como detectores de gas en línea 
de visión detector infrarrojo. Los detectores se instalarán de acuerdo con una evaluación de los escenarios 
de fuga de gas dentro de cada zona, teniendo en cuenta las posibles fuentes y la tasa de fuga, la dispersión, 
la disposición de los equipos y las condiciones ambientales, como la ventilación, y la probabilidad de 
detección de pequeñas fugas dentro del área. 
 
Los detectores de gases de hidrocarburos se instalarán como mínimo en: 
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El sistema de megafonía y alarma general recibirá entradas de señal de la central de detección de 
incendios. Será posible realizar anuncios en diferido desde el sistema telefónico a través del sistema de 
megafonía y alarma general. Los altavoces adyacentes a los paneles de acceso se silenciarán cuando se 
realicen anuncios. Los niveles sonoros mínimos de los tonos de alarma serán de 80 dB (A) y al menos 10 
dB (A) por encima del ruido ambiente. En las zonas donde el nivel de ruido sea superior a 85 dB (A), se 
instalará una advertencia visual (en una columna de alarma) para complementar las alarmas sonoras y los 
anuncios. 
 
La columna de alarma constará de una luz amarilla intermitente en la parte superior y tendrá sectores 
luminosos para alarma general, alarma de evacuación, teléfono de marcación, entre otros. 
 
La alarma de evacuación será una señal acústica y la alarma visual en zonas ruidosas será una luz 
intermitente. 
La alarma general será una señal acústica y la alarma visual en zonas ruidosas será una luz intermitente. 
 
Las estaciones de megafonía mínimas que deben instalarse son las siguientes: 
 
 Sala de cuadros de distribución. 
 Sala de máquinas. 
 Sala de control. 
 Cubierta principal. 
 Oficinas. 
 Talleres. 
 Cambiador. 
 Sala de almacenamiento. 
 
El sistema de megafonía y megafonía se diseñará de forma que ofrezca, como mínimo, los siguientes 
servicios: 
 
 Emisión de tonos de alarma y avisos de emergencia con cobertura total del buque. 
 Balizas intermitentes para alertar al personal de un mensaje importante en zonas de alto mensaje de 

fondo. 
 Posibilidad de transmitir mensajes a zonas de cobertura seleccionadas en todo el buque. 
 Tonos de alarma manuales y automáticos. 
 Anuncios manuales de emergencia y mensajes rutinarios. 
 Facilidad para llevar la función de página desde el sistema PABX. 
 Alarmas automáticas e intermitencia de las balizas al iniciarse las alarmas en el SFyG. 
 GVA o PAVA, según proceda, al iniciarse la ESD. 
 Silenciamiento del sistema de entretenimiento en caso de emergencia. 
 Redundancia total del sistema. 
 Control y comprobación automáticos de fallos del sistema. 
 La emisión de tonos de alarma de abandono de emergencia estará limitada por el sistema de control de 

silbato/cuerno. 
 
La interfaz de usuario mostrará y registrará el estado del sistema de megafonía, permitirá modificar los 
parámetros operativos y facilitará la localización de averías y el procedimiento de mantenimiento. 
Representará los distintos paneles de control y otras entradas, indicará las zonas de funcionamiento, 
señalará las alarmas y el estado operativo de los distintos componentes del sistema. El menú de la interfaz 
de usuario deberá permitir la comunicación directa con el procesador principal. Esto se complementará con 
altavoces duplicados y una red de balizas para cubrir todo el buque. Se utilizarán campanas acústicas en 
las zonas ruidosas. 
 

V.8.1.6.1 Tonos de alarma. 
 
El sistema de megafonía/GA emitirá los siguientes tonos de alarma en el mismo orden de prioridad: 
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 PAVA-Preparar alarma de abandono de buque a ASD nivel-1. 
 GVA- Alarma general del buque a GA. 
 Gas combustible. 
 
La frecuencia y el tiempo de barrido de las alarmas serán los siguientes: 
 
El tono PAVA será una señal audible continua de frecuencia variable. 
 
La frecuencia sinusoidal de barrido será de 1200 Hz a 500 Hz con un período de barrido de 1 segundo. 
 
El tono GVA será una señal acústica intermitente de frecuencia constante de 1000 Hz (1 s encendido, 1 s 
apagado) 
 
La alarma de gas combustible será una señal acústica intermitente de frecuencia variable de 1000 Hz (0.1 
segundos encendido, 0.1 segundos apagado, en ráfagas de duración de 1 segundo, alternando con 1 
segundo de silencio) (Anexo Técnico ANX-TEC-03 Plan preliminar de seguridad y control de incendios). 
 
Estas señales de alarma irán acompañadas de balizas amarillas intermitentes en las zonas muy ruidosas. 
Habrá tonos audibles para alertar de un próximo anuncio importante realizado a través del panel de control 
del micrófono. Los tonos de alerta serán los siguientes: 
 
Mensaje de emergencia: Señal combinada de tonos de onda cuadrada sin filtrar de 450 Hz y 1000 Hz de 
un segundo de duración (gong) para preceder a los mensajes de voz. 
 
Mensaje normal: Señal secuenciada de tonos sinusoidales de 554 Hz y 440 Hz de un segundo de duración 
para preceder a los mensajes de voz. No se emitirán tonos de alerta cuando la localización se realice a 
través del sistema PABX 
 

V.8.1.6.2 Balizas. 
 
Se instalarán balizas intermitentes en las zonas muy ruidosas. Las balizas intermitentes serán de color 
amarillo. Sólo se iniciarán en caso de alarma GVA, PAVA o de gas tóxico. Estarán situados de forma clara 
y distintiva en lugares estratégicos de todo el buque y en zonas donde el nivel de ruido supere los 85 dB o 
más. Todas las balizas deberán ser aptas para funcionar en áreas peligrosas de la Zona 1. 
 

V.8.1.6.3 Altavoces. 
 
Cada altavoz se originará en los MDF situados en los bastidores centrales. Los altavoces se colocarán por 
separado en toda la nave, de modo que la mitad de los altavoces que cubran cualquier zona se alimenten 
de un bastidor central y la otra mitad del otro bastidor central. La ubicación general de los altavoces será 
tal que se consiga la cobertura deseada del mensaje o alarma y la relación de alarma a señal. Los altavoces 
se colocarán en altura para aprovechar al máximo la cobertura. El sistema de megafonía también se 
utilizará como sistema de alarma general. Los niveles sonoros mínimos para la emisión de avisos de 
emergencia serán: 
 
Para interiores: 75 dB A y al menos 20 dB A por encima del nivel de interferencia de voz. 
 
Para exteriores: 80 dB A y al menos 15 dB A por encima del nivel de interferencia de voz. 
 
Los altavoces situados en las proximidades de las unidades de control deben silenciarse mientras se 
efectúa un anuncio para evitar la retroalimentación positiva dentro del sistema. Todos los altavoces deberán 
ser aptos para funcionar en áreas peligrosas de la Zona 1. 
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V.8.1.7 Evacuación y rescate (EER). 
 
El diseño deberá cumplir con los siguientes requisitos (Anexo Técnico ANX-TEC-03 Plan preliminar de 
seguridad y control de incendios):  
 
 OMI y de la clase. 
 Cumplir la normativa de las autoridades locales y/o los requisitos de la Unidad FLNG. 
 Tener en cuenta, en particular, las recomendaciones de los estudios de seguridad y evaluación de 

riesgos específicos del proyecto. 
 
El diseño de las instalaciones de Escape, Evacuación y Rescate (EER) tendrá en cuenta el Personal a 
Bordo (POB), la distribución prevista de la dotación en la Instalación, las fuentes potenciales de peligro y 
los escenarios potenciales de escalada. 
 
El objetivo del diseño de un sistema EER es permitir, en caso de emergencia, la evacuación del personal 
desde cualquier punto de las instalaciones hasta una de las zonas de reunión predeterminadas, así como 
la evacuación segura de todo el personal a bordo de la instalación, incluido el rescate de las personas 
heridas. Suele constar de los siguientes elementos: 
 
 Vías de escape. 
 Zonas de concentración. 
 Medios de evacuación. 
 Medios de rescate. 
 
El personal a bordo máximo para las instalaciones se definirá para las actividades normales de O&M, para 
la puesta en marcha y para las actividades de respuesta. Será necesario comprobar las cifras en cada fase 
del proyecto. El Centro de Coordinación de rescate y las oficinas se consideran Zona Segura desde el 
punto de vista de la EER y constituirán un refugio temporal como puesto de reunión primario. 
 
Se han previsto vías de evacuación para facilitar la huida del personal del lugar del accidente. Las vías de 
evacuación se diseñarán de forma que al menos una vía de evacuación hacia las zonas de reunión esté 
disponible en todo momento. 
 
Cada nivel de la cubierta de proceso dispondrá de al menos dos vías de evacuación, de las cuales al menos 
una por escalera. 
 
En el apartado V.9.2.25, se realiza una descripción detallada sobre la aplicación de la Filosofía de 
evacuación y rescate (EER). 
 

V.8.2 Medidas preventivas 
 
Como parte de las medidas preventivas que estarán consideradas durante la vida útil del Proyecto, se 
consideran las siguientes: 
 

V.8.2.1 Manual de Operación 
 
El objetivo de los manuales de operación es proporcionar orientación operativa al personal involucrado en 
la operación de la instalación. Este manual debe leerse junto con el Manual de Procedimientos de 
Emergencia y el Manual de Mantenimiento. En el análisis y cumplimiento de este manual y los documentos 
relacionados, el personal deberá seguir toda la normativa aplicable y guiarse por las mejores prácticas de 
transporte marítimo de gas natural licuable. Este manual no exime en modo alguno al personal de sus 
obligaciones de cumplir con toda la normativa aplicable y las buenas prácticas marineras, ni de su 
responsabilidad de tomar medidas apropiadas a las circunstancias y condiciones no especificadas en este 
y otros documentos, manuales e instrucciones. 
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El Manual de Operación estará disponible en un lugar de acceso inmediato, donde pueda ser consultado 
por el personal que lo requiera, describirá los componentes de acuerdo con los procedimientos establecidos 
en el Manual. Se actualizará cuando se presenten cambios en los equipos o procesos de la e incorporará 
un programa de capacitación al personal operativo con objeto de desarrollar conocimientos y experiencia 
en la aplicación de procedimientos e instrucciones de forma tal que las instalaciones se operen de manera 
segura y apegada a la regulación vigente. El contenido del Manual de Operación será de al menos los 
documentos siguientes: 
 
 La documentación actualizada para la operación del sistema (DTI, condiciones operativas, planos 

constructivos, diagramas unifilares, planos de clasificación de áreas eléctricas, manuales del fabricante, 
entre otros). 

 Los procedimientos de operación para los sistemas y componentes. 
 El Plan de Respuesta a Emergencias. 
 El Programa de Capacitación del Personal. 
 
El Manual de Operación tendrá procedimientos para el inicio de operaciones, procedimientos de operación 
normal, paro y vuelta a servicio normal de las instalaciones, así como aquéllos específicos para 
operaciones de transferencia de gas natural licuado y procedimientos especiales. Los procedimientos para 
la operación normal incluirán al menos los aspectos siguientes: 
 
 Descripción de los componentes y sistemas del procedimiento, filosofía de operación y control, 

limitaciones, propósito y condiciones de operación normal. 
 Ajuste de los sistemas de control para asegurarse que la operación se realice dentro de los límites de 

diseño, incluyendo un listado de alarmas de alta y baja donde corresponda. 
 Monitoreo y control de temperatura, presión y flujo de entrega de gas natural licuado para mantenerlos 

dentro de los límites de operación previstos. 
 Identificación de condiciones de operación anormales y procedimientos para corregirlas y volver a la 

operación normal. 
 Descripción para parar y volver a poner en servicio los componentes de la Unidad FLNG. 
 Calificación del personal. 
 Descripción de las obligaciones de la persona asignada a la operación de cada sistema o instalación. 
 Especificaciones de los ajustes de los dispositivos de relevo de presión o vacío, o la presión de 

operación máxima o mínima de cada componente. 
 Descripción de los sistemas de seguridad de la Unidad FLNG. 
 Descripción de los parámetros que se deben verificar previo al suministro de gas natural licuado. 
 
Por otra parte, se contará con un plan de atención de condiciones anormales que describa los 
procedimientos que se deben aplicar para corregir, en el menor tiempo posible, las condiciones anormales 
de operación para evitar una fuga de gas natural licuado en alguna parte del centro de trabajo, que pudiese 
causar daños a las personas e instalaciones propias. 
 

V.8.2.2 Activadores manuales de Paro de Emergencia 
 
Se instalarán activadores de accionamiento manual local y remoto para paro de emergencia que paren los 
equipos, cierren las válvulas de los recipientes de almacenamiento, corten la energía eléctrica a los equipos 
y componentes donde pueda haber gas natural, excepto al sistema de detección de mezclas explosivas, 
sistema de iluminación y sistema contra incendio. 
 
El restablecimiento de la operación normal del sistema deberá ser realizado por personal calificado. Se 
deberá avisar a través de una alarma sonora y visual en el momento en que se está efectuando dicho 
restablecimiento. 
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V.8.2.3 Plan de atención de fugas de gas natural 

 
En dicho plan se definirán acciones para detener la emisión y dispersar la nube de gas natural en el menor 
tiempo posible para minimizar la exposición del personal y las instalaciones,. Para controlar las fugas de 
gas natural se considerará, entre otras, las acciones siguientes: 
 
 Activar el paro de emergencia en caso de ser necesario. 
 Cierre de las válvulas requeridas para aislar la fuga. 
 Activar el sistema contra incendio si se presentara fuego. 
 Plan de detección de fugas. 
 

V.8.2.4 Puesta en servicio 
 
Para poner en operación las instalaciones, se deberán subsanar las observaciones y hallazgos de la 
revisión de seguridad de pre-arranque. 
 
Para la transferencia de gas natural licuado se contará con los procedimientos necesarios para prevenir 
posibles riesgos, en caso de ocurrencia, para proteger al personal y las instalaciones. Entre los posibles 
riesgos se deberán considerar los siguientes: 
 
 Presión excesiva en los recipientes que se están descargando. 
 Fugas en las mangueras de trasferencia de gas natural licuado. Se contará con dispositivos de cierre y 

válvulas de aislamiento adecuados para controlar oportunamente las condiciones anormales en los 
sistemas de transferencia. 

 Contar con dispositivos de cierre y válvulas de corte adecuados para controlar oportunamente las 
condiciones anormales en los sistemas de transferencia. 

 
V.8.2.5 Manual de Seguridad 

 
Las instalaciones contarán con un Manual de Seguridad que contenga al menos la siguiente información: 
 
 Las especificaciones de seguridad de los materiales y equipos. 
 Las medidas de prevención de incidentes y accidentes. 
 El Plan de Respuesta a Emergencias. 
 El Programa Anual de Capacitación y Entrenamiento a todo el personal de las instalaciones, 

adicionalmente, simulacros de siniestros que pudieran presentarse. 
 El plan de Capacitación y Entrenamiento donde se establece el nivel de competencia individual para 

todo el personal de las instalaciones y sus registros. 
 

V.8.2.6 Capacitación y realización de simulacros 
 
El responsable de la operación de la instalación establecerá un Programa de Capacitación al personal, 
mismo que deberá atender como mínimo lo siguiente: 
 
 El desarrollo de conocimientos sobre la operación y mantenimiento correctos; 
 La atención de situaciones de riesgo y emergencia que pudieran presentarse, y 
 La implementación de simulacros que tengan como objetivo probar los conocimientos obtenidos en la 

capacitación y desarrollar las habilidades necesarias para tomar decisiones y atender adecuadamente 
situaciones de emergencia. 

 
V.8.2.7 Sistema de Paro por Emergencia (ESD, por sus siglas en inglés) 

 
El ESD se diseñará de acuerdo con el código ANSI/ISA 84.1 vigente, equivalente, superior o aquel que lo 
sustituya. El diseño de la instalación debe contar con un ESD, que permita dirigir las actividades a un estado 
seguro, este sistema debe diseñarse considerando los criterios establecidos en la filosofía de operación 
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del proceso de la Instalación, además del Análisis de Riesgo para el Sector Hidrocarburos que realice el 
Regulado en la etapa de diseño de la instalación. 
 
El sistema o sistemas del ESD tendrán un diseño a prueba de fallas y ser instalado, ubicado o protegido 
para minimizar la posibilidad de que quede inoperante en caso de una emergencia o falla en el sistema de 
control normal, este sistema debe cumplir con las características siguientes: 
 
 Podrá ser activado manualmente, y pare los componentes críticos del proceso en orden adecuado de 

manera automática. 
 En caso de emergencia debe aislar o cerrar la fuente de suministro de GNL, líquidos y gases inflamables 

en las instalaciones. 
 Deberá parar la operación de cualquier equipo cuya operación pueda prolongar o aumentar el estado 

de emergencia. 
 Si el paro de un equipo por emergencia produce un riesgo o daño mecánico a ese equipo, se deberá 

evitar que dicho equipo o sus auxiliares sean detenidos por el ESD, siempre que se prevea o sea 
controlada la fuga de fluidos inflamables o combustibles. 

 El ESD que no sean del tipo a prueba de falla deberá tener todos sus componentes ubicados a una 
distancia mínima de 15 metros del equipo que controlan. 

 
V.8.2.8 Sistema general de comunicaciones interior y exterior 

 
La instalación contará con un sistema de comunicación primario para establecer comunicación por voz 
entre todo el personal de operación y sus estaciones de trabajo, un sistema de comunicación de 
emergencia para establecer comunicación por voz entre todas las personas y los lugares necesarios para 
parar el equipo en operación e iniciar, de manera sistemática y ordenada, la operación del equipo de 
seguridad en caso de una emergencia. 
 
El sistema de comunicación de emergencia estará independiente y estar físicamente separado del sistema 
de comunicación primario y del sistema de comunicación de seguridad, y una fuente de potencia eléctrica 
de emergencia para cada sistema de comunicación, con excepción del equipo energizado por sonido. 
 
En la etapa de diseño se incluirá con un sistema de comunicación entre el buque de GNL y la Unidad FLNG 
, así como se definirá un protocolo de comunicación que indique las condiciones de operación, cierre, 
conexión, desconexión y otras que deben ser incluidas en el procedimiento de emergencias. Además, 
tendrá otro sistema de comunicación separado para caso de emergencia. Este sistema de comunicación 
deberá ser monitoreado continuamente tanto a bordo del buque de GNL como en la Unidad FLNG. 
 

V.8.2.9 Sistema eléctrico 
 
El diseño de los servicios eléctricos, así como el equipo y cableado eléctrico cumplirán con los requisitos 
de la Norma Oficial Mexicana NOM-001-SEDE-2012. En las instalaciones se tendrán conexiones a tierra y 
uniones eléctricas, así como pararrayos en los tanques, estructuras metálicas, equipos y tuberías de 
conformidad con la NOM-001-SEDE-2012. 
 
Los sistemas de control eléctrico, medios de comunicación, iluminación y sistemas de combate contra 
incendios de las instalaciones tendrán, como mínimo, dos fuentes de potencia eléctrica de modo que la 
falla de una no afecte la capacidad de operación de la otra fuente. Cuando se utilizan generadores auxiliares 
con motor de combustión interna como segunda fuente de potencia eléctrica, éstos deben cumplir como 
mínimo con las condiciones siguientes: i) estar ubicados en un lugar separado o protegido de las otras 
áreas de la instalación y tener capacidad de operar durante una emergencia, y ii) el suministro de 
combustible a los sistemas de generación eléctrica debe estar protegido contra peligros probables durante 
una condición de emergencia. 
 
Los diagramas unifilares representan las partes que componen a un sistema eléctrico de modo gráfico, 
tomando en cuenta las conexiones que hay entre ellos, para lograr así una visualización completa del 
sistema de la forma más sencilla. Ya que un sistema trifásico balanceado siempre se resuelve como un 
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circuito equivalente monofásico, o por fase, compuesto de una de las tres líneas y un neutro de retorno, es 
rara vez necesario mostrar más de una fase y el neutro de retorno cuando se dibuja un diagrama del 
circuito. A este diagrama simplificado de un sistema eléctrico se le llama diagrama unifilar (Anexo Técnico 
ANX-TEC-03 Diagrama unifilar general eléctrico). 

 
V.8.2.10 Dictamen de diseño 

 
Las instalaciones contarán n con un Dictamen de Diseño avalado por una Unidad de Verificación/Unidad 
de Inspección, en el que conste que la ingeniería básica extendida de las instalaciones nuevas, ampliadas 
o con modificaciones al proceso, se realizaron conforme con lo establecido en las Disposiciones 
Administrativas de Carácter General que establecen los Lineamientos en materia de Seguridad Industrial, 
Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente para el Diseño, Construcción, Pre-arranque, 
Operación, Mantenimiento, Cierre, Desmantelamiento y Abandono de las Instalaciones de Licuefacción de 
Gas Natural, así como con la Norma Oficial Mexicana NOM-013-ASEA-2021 Instalaciones de 
Almacenamiento y Regasificación de Gas Natural Licuado. La norma establece las especificaciones y 
requisitos técnicos en materia de Seguridad Industrial, Seguridad Operativa y protección al medio ambiente, 
que deben ser aplicados en Diseño, Construcción, Pre-arranque, Operación y Mantenimiento de las 
Instalaciones de Almacenamiento y Regasificación de Gas Natural Licuado en tierra y costa afuera. El 
centro de trabajo conservará y tendrá disponible en sus instalaciones, el Dictamen de Diseño durante el 
ciclo de vida o etapas de desarrollo del Proyecto para cuando dicha información sea requerida por la 
Agencia y pueda ser presentado, en su oportunidad, a las autoridades correspondientes para acreditar que 
el diseño de las Instalaciones y equipos son acordes con la normativa aplicable. 
 

V.8.2.11 Control de corrosión 
 
La finalidad de los principales objetivos del control de la corrosión para garantizar que: 
 
1. En cuanto al casco bajo el agua, el FLNG permanecerá en funcionamiento durante 25 años sin pasar 

por dique seco, gracias a un sistema de protección anticorrosión adecuadamente diseñado, a su 
monitorización de las condiciones y a su protección catódica activa. Como parte de las medidas de 
control de la corrosión, los sistemas de revestimiento se seleccionarán teniendo en cuenta la ubicación 
de la estructura y la función del equipo; se prestará especial atención al sistema de revestimiento en 
zonas de gran tensión y zonas propensas a daños mecánicos.  

2. En las partes situadas sobre el agua, los daños por corrosión del casco, las estructuras, los sistemas 
y los componentes debidos al entorno marino (humedad, agua pulverizada, lluvia) y al funcionamiento 
de la planta se reducen al mínimo gracias a la alta calidad de los sistemas de revestimiento aplicados.  

 
La calidad del control de la corrosión del casco, las cubiertas y la torreta se obtiene gestionando 
correctamente las siguientes actividades, en las distintas fases del proyecto: 
 
 Recopilación de información actualizada de los fabricantes de pintura sobre el mejor producto existente 

adecuado a las necesidades del proyecto y las zonas críticas. 
 Selección del producto de pintura genérico y de la preparación secundaria de la superficie en función 

de la información anterior - en realidad. 

• Selección del fabricante de pintura: en la fase FEED, se preseleccionarán de 3 a 4 fabricantes de 
pintura en función de experiencia anterior del propietario e implantación del fabricante de pintura 
en los astilleros previstos;  

• La selección final se decidirá tras discutirlo con el astillero responsable, basándose en una 
propuesta completa del fabricante de la pintura.  

 Selección del producto de pintura específico para cada zona del casco basándose en las propuestas 
del fabricante de pintura; como caso base, todos los productos deben ser suministrados por el fabricante 
de pintura seleccionado; no obstante, puede considerarse un producto específico de un proveedor 
diferente para una zona concreta. 

 Preparación primaria de la superficie e imprimación en taller de las planchas y perfiles: la práctica 
habitual hoy en día en la construcción naval es que, antes de la construcción del casco, todos los 
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elementos estructurales del casco se granallen hasta el grado Sa 2.5 (ISO 8501-1) y se imprimen 
inmediatamente con imprimación en taller de silicato de zinc inorgánico, DFT 15 µm como orientación. 

 Es importante que el taller de imprimación del astillero confirme la conformidad con la primera capa del 
sistema de revestimiento seleccionado. En caso contrario, debe realizarse una limpieza completa con 
chorro de arena antes de la aplicación de la primera capa. 

• Preparación secundaria de la superficie: tras la finalización de las secciones de construcción del 
casco y antes de la aplicación de la capa final: se eliminan el aceite, la grasa y otros contaminantes 
de la superficie y las salpicaduras de soldadura se esmerilan. 

• Por último, las superficies se tratan según uno de los procesos definidos en la norma ISO 8501-1; 
la selección del proceso depende de: la fase de producción: fase de bloque o fase de casco y la 
zona para recubrir. 

 Inspecciones durante la construcción: en todas las fases del proceso de revestimiento (preparación de 
la superficie y aplicación de la pintura) es esencial una estrecha supervisión por parte del Propietario, 
que está cubierta por un Plan de Calidad específico. 

 Deben controlarse cuidadosamente las condiciones ambientales de aplicación del revestimiento: lluvia, 
humedad, temperatura, ... con límites claramente definidos de antemano en el Plan de Calidad a/m.  

 Reparaciones de daños: Cualquier daño en el sistema de revestimiento que se produzca durante la 
construcción y el funcionamiento se tratará según los procedimientos de reparación proporcionados por 
el fabricante de la pintura y aprobados por el Propietario.  

 Protección catódica: los daños en el casco submarino y en el interior de los tanques de lastre no pueden 
repararse fácilmente durante el funcionamiento; por ello, se aplica una protección catódica adecuada 
para garantizar que la zona dañada permanezca protegida y no se extienda. 

 
V.8.2.12 Sistema de control 

 
El sistema de control tendrá funciones de medición y control de las variables operativas de la Instalación 
para la operación segura, preservando los siguientes objetivos: 
 
 Monitorear y controlar (local y/o remotamente) las condiciones de operación y seguridad en el manejo 

de GNL y/o gas natural, notificando por medio de alarmas operativas y de seguridad. 
 Realizar el paro ordenado de la operación de la Instalación conforme a los protocolos establecidos. 
 Realizar el control de operaciones con seguridad. 
 Proveer de los registros sobre las actividades de recepción, almacenamiento y entrega que se realizan 

en la instalación de almacenamiento de GNL remota, modular y/o satélite. 
 Proveer el reporte de balance de GNL y/o gas natural, manejados con objeto de preservar la contención 

y confinamiento del producto. 
 
El control distribuido incorpora medios para que el sistema detecte y notifique la ocurrencia de una 
operación anormal o una situación de emergencia en forma oportuna al personal. 
 

V.8.2.13 Equipos. 
 
El revestimiento de los equipos de la parte superior será aplicado por el fabricante del equipo en la fábrica 
y adecuado para la atmósfera marina, húmeda y salina, tal como se especifica en la hoja de datos de 
adquisición del equipo. 
 
Tras la instalación en el módulo y antes de aplicar pintura por aspersión de capa final general, los equipos 
activos, como compresores, bombas, accionadores de válvulas, se protegerán debidamente con láminas 
cerradas adecuadas. 
 

V.8.2.14 Política de Salud, Seguridad, Protección, Medio Ambiente, Energía y Calidad 
 
El objetivo es demostrar la misión de contribuir a un suministro de energía más limpio y eficiente para el 
mundo, como proveedor mundial de primera clase de servicios especializados para la industria del petróleo 
y el gas en la intersección entre el sector marítimo y offshore, así como proporcionar gestión de buques a 
comercios especializados, aplicando las normas más exigentes en materia de Salud, Seguridad, 
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Protección, Medio Ambiente, Energía y Calidad como parte integrante de nuestras operaciones. A 
continuación, se presenta la Política de Salud, Seguridad, Protección, Medio Ambiente, Energía y Calidad: 
 
Liderazgo en seguridad. 
 
Esperamos que nuestros equipos de liderazgo a bordo y en tierra: 
 
 Dirijan su buque con el ejemplo y permitan que sus tripulaciones tomen las decisiones correctas. 
 Garanticen que todos los trabajos estén planificados, que los peligros estén debidamente identificados 

y que las medidas para controlarlos se apliquen correctamente. 
 Involucren a la tripulación en las tareas que realizan de forma proporcional a los riesgos de dicha tarea. 
 Se comprometan con su tripulación para enseñarles todos los aspectos de la gestión de la seguridad. 
 Comuniquen las operaciones y tareas que deben realizarse para garantizar que todos los involucrados 

compartan un modelo mental para reducir los riesgos a niveles aceptables. 
 
Estatutos de seguridad. 
 
Cada compañero se comprometerá a: 
 
 Comprender nuestra visión de la seguridad. 
 Aprender y desarrollar las habilidades y los conocimientos de seguridad necesarios para alcanzar 

nuestra visión. 
 Identificar, anticipar, intervenir y prevenir correctamente cualquier trabajo o comportamiento inseguro; 
 Integrar la seguridad como parte natural de su trabajo. 
 Alcanzar objetivos concretos de seguridad que nos conviertan en líderes del sector. 
 
Marco de Salud, Seguridad, Medio Ambiente, Energía y Calidad 
 
La confiabilidad de las operaciones del buque se consigue mediante: 
 
 La excelencia en navegación, apoyo en tierra y gestión. 
 Un programa mejorado de desarrollo personal para nuestras tripulaciones y personal en tierra. 
 Un alto índice de retención de nuestra tripulación y personal en tierra. 
 Un programa de excelencia en el mantenimiento. 
 La garantía de máxima calidad de servicio y Una evaluación continua de las principales partes 

interesadas de la empresa, sus necesidades y preocupaciones. 
 transparencia a nuestros socios comerciales. 
 
El bienestar de la tripulación se logra al respetar todos los convenios internacionales y nacionales sobre el 
empleo de los marinos, insistir en el uso de un lenguaje de trabajo común que la tripulación entienda bien 
e implementar un sistema eficaz de bienestar laboral para garantizar el máximo nivel de: 
 
 Seguridad en el trabajo. 
 Protección de la salud del trabajador. 
 Bienestar psicosocial. 
 Protección contra la violencia, la intimidación y el acoso sexual. 
 Entorno de trabajo ergonómico. 
 Limpieza del lugar de trabajo. 
 

V.8.2.15 Normas, estándares y especificaciones nacionales e internacionales 
 
Es importante mencionar que se reitera que para el diseño del Proyecto se consideró lo establecido en las 
Disposiciones Administrativas de Carácter General que establecen los Lineamientos en materia de 
Seguridad Industrial, Seguridad Operativa y Protección al Medio Ambiente para el Diseño, Construcción, 
Pre-arranque, Operación, Mantenimiento, Cierre, Desmantelamiento y Abandono de las Instalaciones de 
Licuefacción de Gas Natural, así como con la Norma Oficial Mexicana NOM-013-ASEA-2021 Instalaciones 
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 Información General. 
 Plan de Atención de Emergencias Interno (PAEI). 
 Plan de Atención de Emergencias Externo (PAEE). 
 Programas de capacitación, entrenamiento, simulacros y mantenimiento de equipos de Emergencia. 
 Plan de acción de atención a recomendaciones derivadas del ARSH. 
 Listas de verificación de acciones para la atención de la Emergencia. 
 Simulacros. 
 
La información estará actualizada y firmada por los Regulados o su representante legal, en el cual se 
indicará: 
 
 Nombre de quien elaboró. 
 Nombre de quien revisó. 
 Nombre de quien aprobó. 
 Número de la versión del documento actualizado. 
 La fecha de la última actualización del PRE. 
 
Además, aquella documentación que sea susceptible de modificación constante será firmada por los 
responsables directos de su aplicación, con su correspondiente versión y/o actualización. 
 

V.8.2.18 Gestión del cambio 
 
Exmar y Exmar Ship Management como operador cumplirán la Gestión del Cambio, cuyo sistema es un 
proceso utilizado para gestionar las desviaciones de equipos, operativas y organizativas de las condiciones 
existentes (modificación, adición o sustitución) de una manera planificada y sistemática con el fin de mejorar 
la seguridad, la calidad, la salud y la seguridad, promover el cumplimiento de las normas sobre medio 
ambiente, salvaguardar la propiedad y minimizar los efectos adversos sobre el riesgo de la compañía.  
 
De este modo, se analizan los consiguientes riesgos asociados a las posibles repercusiones de un cambio 
propuesto, lo que proporcionará una visión fundamental a la hora de decidir y concluir un cambio. 
 
El procedimiento de Gestión del Cambio es aplicable a las actividades que no son sustituciones de la misma 
naturaleza y pueden tener repercusiones en la seguridad, la calidad, la salud, la protección, el medio 
ambiente o la reputación de la compañía. Es importante que una Gestión del Cambio se lleve a cabo de 
forma proactiva (= a tiempo), permitiendo planificar cuidadosa y sistemáticamente el cambio.  
 
La mayoría de los cambios controlados por un programa de Gestión del Cambio entran en una de las 
siguientes categorías:  
 
 Cambios en los equipos. 
 Cambios operativos. 
 Cambios organizativos. 
 
El cambio en los equipos también puede describirse como un cambio de ingeniería. Supone un cambio 
(temporal o permanente) en el diseño, la distribución o los materiales de construcción. Abarca los cambios 
eléctricos y de instrumentación y los cambios en los sistemas de control convencionales. Incluye cualquier 
cambio (adición, eliminación/defecto o reubicación) de equipos que no sean sustituciones de la misma 
naturaleza. Los cambios en el hardware y software informático también se consideran cambios en los 
equipos. 
 
Los cambios operativos son desviaciones de los procedimientos y principios operativos documentados en 
el SMS o de las recomendaciones del fabricante que pueden afectar negativamente a la seguridad, la 
calidad, la salud, la protección, el medio ambiente o la reputación de la compañía. 
 
Los cambios organizativos son cambios importantes que afectan a la organización o al personal a bordo o 
en tierra y que pueden repercutir en el nivel de riesgo global. 



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-256 

 

 
La cumplimentación de un formulario de Gestión del Cambio es fundamental para poder recopilar y registrar 
la información necesaria de manera eficiente y eficaz. Los formularios de Gestión del Cambio 
cumplimentados se guardan en el sistema de planificación de recursos empresariales. 
 

V.8.2.18.1 Analizador de seguridad de los procesos durante la fase de diseño 
 
Se integrará un analizador de seguridad de los procesos (PSA) en el sistema de automatización de la 
instalación desde la fase de especificaciones de diseño para la construcción. El analizador de seguridad 
de los procesos es un software avanzado que automatiza el seguimiento, el análisis y la elaboración de 
informes sobre el funcionamiento de los sistemas de parada y los elementos de seguridad, para detectar 
rápidamente los problemas y garantizar continuamente la seguridad de los procesos. El proveedor del 
sistema de automatización, en estrecha colaboración con el departamento técnico de automatización de 
Exmar, el proveedor de la obra muerta y O&M trabajarán juntos para definir los parámetros que deben 
integrarse en este software.  
 
Garantizar la seguridad es fundamental para proteger a las personas, el medio ambiente y los activos, 
especialmente en los procesos en los que se manipulan sustancias peligrosas como petróleo, gas y 
productos químicos. La seguridad de los procesos debe garantizarse continuamente, ya que pueden 
producirse eventos no deseados si los componentes de seguridad no pueden funcionar como se espera 
cuando es necesario. Entre los componentes esenciales para la seguridad de los procesos figuran los 
sistemas de parada y los elementos de seguridad.  
 
El analizador de seguridad de los procesos es una solución que automatiza el proceso de validación de los 
sistemas de parada y los elementos de seguridad, permitiendo a las empresas demostrar a las autoridades 
y otras entidades que se realiza una validación continua de los componentes esenciales de seguridad de 
los procesos, posibilitando una detección rápida de los problemas para actuar con celeridad cuando sea 
necesario, y capturando informes que demuestren el correcto funcionamiento.  
 
Esta forma eficaz y automatizada de realizar el seguimiento y validar el estado y el funcionamiento de los 
componentes de seguridad con el analizador de seguridad de los procesos ayuda a los clientes a cumplir 
los reglamentos y las normas como IEC 61511/61508, detectando rápidamente los componentes que 
necesitan pruebas o correcciones para garantizar su correcto funcionamiento, manteniendo los datos e 
informes de apoyo para el análisis posterior al evento para auditorías, hacia los mejores niveles de 
seguridad de su clase.  
 
El sistema de gestión está documentado en una serie de manuales, estructurados del siguiente modo: 
 
 Manual de responsabilidades de gestión. 
 Manual de Salud, Seguridad, Protección, Medio Ambiente, Energía y Calidad. 
 Manual de compras y finanzas. 
 Manual de la tripulación. 
 Manuales específicos del sitio. 
 
Los manuales específicos del sitio incluyen todos los procedimientos operativos de la instalación e 
identifican los criterios de funcionamiento seguro de todos los dispositivos de seguridad. Los manuales de 
operación son elaborados a nivel interno por el grupo de ingeniería, en colaboración con personal operativo 
de la Unidad FLNG; el resto son manuales más genéricos. Todos ellos se preparan durante la fase de 
construcción del proyecto en el astillero para garantizar que se dispone de un conjunto completo antes de 
la puesta en marcha y las actividades operativas. 
 

V.8.2.19 Mantenimiento desde la fase de diseño 
 
El mantenimiento de campaña se considera el caso base, con actividades de mantenimiento bien 
programadas y concentradas en el mismo periodo de campaña. 
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La parada planificada debe regirse por los requerimientos del certificado de clase o por los requerimientos 
legales o basarse en el riesgo según el programa de mantenimiento de RBI, lo que resulte más estricto. La 
Estrategia de mantenimiento preliminar proporciona más información sobre la estrategia de mantenimiento 
planificado y el cronograma de alto nivel que es necesario tener en cuenta para el tiempo de inactividad 
planificado. La estrategia de mantenimiento se actualizará en la próxima fase de ingeniería. Las principales 
actividades de mantenimiento se planificarán para que se realicen simultáneamente con otras actividades 
de parada necesarias, como la inspección de recipientes a presión, el cambio de lechos de filtros 
moleculares, entre otros. El mantenimiento planificado podría adelantarse para abordar el mantenimiento 
planificado simultáneamente con el tiempo de inactividad para minimizar el impacto en la producción de la 
Unidad FLNG. 
 
Cualquier actividad de buceo requerida se realizará únicamente desde una embarcación de apoyo. 
 
Durante la revisión del modelo 3D en la fase de ingeniería y un seguimiento durante la fase de construcción, 
el equipo de operación y mantenimiento, en estrecha colaboración con el equipo de ingeniería, se 
asegurará de que los equipos se instalen de forma que haya suficiente maniobrabilidad, espacio libre y 
zona para el servicio alrededor de los equipos. Se prestará especial atención a los trabajos de 
mantenimiento periódicos y recurrentes, pero todos los trabajos de mantenimiento previsibles se verificarán 
para garantizar su mantenimiento. No se permitirán las operaciones de elevación sobre equipos de proceso 
en funcionamiento o zonas de contención de carga.  
 
Durante la fase de diseño, se realizará un estudio de mantenibilidad y se documentarán exhaustivamente 
todos los lugares que presenten algún problema, para lo que habrá que determinar medidas de mitigación. 
Durante la fase de diseño y la revisión del modelo 3D se preparará y acordará un plan de elevación para 
los equipos pesados y/o los equipos principales. Será necesario evaluar las soluciones incorporadas en el 
diseño estructural, como vigas de elevación, puntos fuertes soldados y pescantes. La evaluación y el 
resultado se incluirán en el informe de evaluación de la filosofía de manipulación de materiales y/o de la 
manipulación mecánica. 
 
Los trabajos de elevación de "alto riesgo" recurrentes conocidos se evaluarán individualmente y se 
aplicarán medidas de mitigación basadas en el diseño (si son razonablemente viables). 
 
Todas las escotillas de almacén, columnas de bombas, equipos pesados y brazos de carga serán 
accesibles mediante grúa o pescante. Las zonas fuera del alcance de la grúa deben ser accesibles con un 
carro, capaz de transportar el equipo necesario hasta la zona de elevación (los pesos y dimensiones se 
determinarán durante la fase de ingeniería). 
 
Con el fin de reducir la carga de trabajo que conlleva la actividad rutinaria de mantenimiento, se considerará 
el uso de la tecnología y herramientas de digitalización en fases de diseño posteriores. Como mínimo, el 
objetivo es aprovechar al máximo el monitoreo por ultrasonidos, el análisis de vibraciones, el análisis de 
aceites lubricantes y el mantenimiento preventivo. Además, se llevarán a cabo estudios RCM y RBI para 
reducir en la medida de lo posible la carga de trabajo de mantenimiento. 
 

V.8.2.20 Estrategias de mantenimiento e integridad 
 
La estrategia de Mantenimiento Planificado para la instalación se desarrollará utilizando la Metodología de 
Mantenimiento Centrado en la Confiabilidad (RCM) con el objetivo de prevenir o eliminar fallas, detectar 
fallas a tiempo, cumplir con los requerimientos reglamentarios y alcanzar una alta disponibilidad de 
producción. El Mantenimiento Planificado cumplirá los requerimientos reglamentarios de Inspección 
Continua del Casco (CHS) e Inspección de Mantenimiento Planificado (PMS). 
 
Fases principales. 
 
El mantenimiento a bordo de la instalación se basará en 3 estrategias diferentes:  
 
 Mantenimiento preventivo. 
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 Mantenimiento predictivo. 
 Mantenimiento correctivo. 
 

V.8.2.20.1 Mantenimiento preventivo 
 
El Mantenimiento preventivo que se planifica principalmente con un enfoque de elemento básico. Los 
planes de mantenimiento se basan en los programas de mantenimiento de los fabricantes de equipos, los 
requerimientos reglamentarios, las directrices del sector y la experiencia operativa. 
 
El mantenimiento preventivo, basado en una periodicidad fija, está vinculado a la jerarquía funcional 
establecida en el CMMS. Las órdenes de trabajo de mantenimiento planificado se liberarán con una 
frecuencia determinada basada en el tiempo. 
 
La gestión del mantenimiento planificado garantizará:  
 
 La seguridad de la tripulación, la unidad y la protección del medio ambiente. 
 Una operación fiable e ininterrumpida de las unidades gestionadas. 
 Un control eficaz de los presupuestos de los OPEX. 
 La revisión y aprobación del sistema de mantenimiento planificado de la unidad. 
 Seguimiento de la planificación del mantenimiento en estrecha colaboración con los operadores de la 

Unidad FLNG. 
 
El mantenimiento planificado incluirá actividades de los siguientes tipos: 
 
 Inspección reglamentaria: inspección de la lista de comprobación de clase o de la normativa nacional. 
 Inspección funcional: pruebas y ensayos realizados para garantizar que los equipos son capaces de 

realizar sus funciones. Suele aplicarse a los equipos de protección de seguridad o cuando se comprueba 
el rendimiento de los equipos tras una revisión o en función de una frecuencia temporal fija Supervisión 
basada en la condición. 

 Lubricación: comprobaciones de la cantidad y el nivel de calidad de los lubricantes, adición o renovación 
de los lubricantes en los equipos. 

 Verificación: se aplica a los instrumentos de medición en campo o de taller. La verificación se realiza 
utilizando instrumentos y patrones internos debidamente calibrados. 

 Calibración: se aplica a los patrones internos y a los equipos de medición y regulación. El procedimiento 
de calibración lo realiza un tercero. 

 Revisión de equipos: revisión mayor o menor de equipos que requieran parada. 
 Actividades relacionadas con la parada: todas las actividades de mantenimiento que requieran la parada 

total de la Unidad FLNG, incluidas todas las auditorías e inspecciones reglamentarias relacionadas con 
la parada. 

 
V.8.2.20.2 Mantenimiento predictivo 

 
El Mantenimiento predictivo: además del enfoque de mantenimiento planificado, se aplicarán los principios 
del "mantenimiento predictivo" o "mantenimiento basado en la condición" (CBM), que son una solución 
recomendada para explotar un activo de forma económica y técnicamente sólida, con el objetivo de 
aumentar el tiempo de funcionamiento y la confiabilidad. Así, en el caso de los equipos críticos para la 
seguridad y la operativa comercial, el plan de mantenimiento preventivo se complementará con la 
supervisión del estado de los equipos para aumentar la confiabilidad y la disponibilidad operativa de los 
sistemas elegidos y los grupos de equipos subsiguientes. El mantenimiento basado en la condición permite 
planificar, programar y ejecutar la reparación antes de que se produzcan fallas en los equipos. 
 
Existen varias tecnologías diferentes que pueden aplicarse para lograr un mantenimiento predictivo eficaz: 
vibraciones, infrarrojos y temperatura, ultrasonidos, resistencia de los bobinados y prueba de aislamiento, 
inspección boroscópica, prueba de corrientes parásitas, registro y análisis de parámetros operativos, 
análisis de aceites lubricantes, combustibles, agua de calderas, entre otros. 
 



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 

ANÁLISIS DE RIESGO PARA  
EL SECTOR HIDROCARBUROS 

 

Estudio de Riesgo V-259 

 

V.8.2.20.3 Mantenimiento correctivo 
 
El Mantenimiento correctivo / no planificado, averías y fallas / mantenimiento de emergencia. Todas las 
actividades de mantenimiento que no forman parte del Mantenimiento Planificado se consideran 
Mantenimiento Correctivo. 
 
La necesidad de realizar tareas de mantenimiento no planificado puede tener diversas causas, como: 
 
 Averías. 
 Actividades de mantenimiento derivadas de auditorías o inspecciones internas o externas. 
 Solicitudes presentadas en forma verbal o escrita de trabajo / averías de equipos por parte de los 

miembros de la tripulación a bordo de la instalación, aprobadas por el Supervisor de Mantenimiento. 
 Actividades de mantenimiento no planificado resultantes de actividades de mantenimiento planificado / 

inspecciones periódicas programadas. Es decir, órdenes de trabajo generadas como resultado de 
defectos encontrados durante la realización de trabajos de inspección o mantenimiento. 

 
Por definición, el mantenimiento de emergencia no se prepara antes de su ejecución y podría ejecutarse, 
si fuera necesario y posible, antes de lanzar una orden de trabajo en el Sistema computarizado de gestión 
del mantenimiento. 
 
El Análisis de Causa Raíz (ACR) se realizará en los siguientes casos: 
 
 Problemas recurrentes, averías recurrentes de los equipos. 
 Solicitudes de mantenimiento no planificado derivadas de inspecciones planificadas / periódicas. 
 
Durante el ACR se identificará la causa de la falla del equipo en cuestión. Cuando el modo de falla esté 
bien definido, se definirán acciones correctivas atenuantes para eliminar y reducir la frecuencia de 
aparición, o para reducir la consecuencia de esta falla específica. El resultado de este ACR debe aplicarse 
en el Sistema computarizado de gestión del mantenimiento mediante un plan de mantenimiento preventivo. 
 
Es necesario que todos los comentarios sobre cada trabajo de mantenimiento no planificado ejecutado se 
comuniquen en el Sistema computarizado de gestión del mantenimiento. 
 
Las decisiones sobre los principios de mantenimiento que deben aplicarse se basan en el resultado de 
estudios adicionales, por ejemplo, RAM (Confiabilidad, Disponibilidad, Mantenibilidad) y AMFEC (Análisis 
de los modos de falla, sus efectos y criticidad). Los estudios permiten diferenciar la criticidad de los 
componentes y decidir qué estrategia aplicar en cada sistema en función de los datos. Por último, el 
resultado de todos estos estudios es aprobado mediante un Certificado de clase e implementado en el 
Sistema de mantenimiento planificado en un entorno junto con los aspectos de mantenimiento planificado 
para un sistema de mantenimiento unificado. 
 
El registro tanto del mantenimiento planificado como el no planificado se registrarán en el programa de 
planificación de recursos empresariales, lo que permitirá disponer de información continua y en tiempo real 
tanto para el personal en tierra como para el personal a bordo de la instalación. 
 

V.8.2.21 Mantenimiento durante los periodos de parada 
 
Por parada se entiende la parada completa de la instalación y no solo la parada de un tren, sistema o 
equipo. El mantenimiento durante la producción y durante la parada parcial puede ser necesario 
periódicamente. La indisponibilidad de la producción será lo más breve posible, teniendo en cuenta los 
requerimientos comerciales y contractuales. 
 
La instalación se diseñará con suficientes equipos redundantes para realizar la mayor parte del 
mantenimiento en línea (por ejemplo, dispositivos redundantes de alivio de presión) o mediante una parada 
solo parcial (tren por tren) y se diseñará para liberar de gas y ventilar los tanques de carga individuales 
para las inspecciones reglamentarias requeridas, de acuerdo con las normas de aislamiento aplicables. 
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Cada tren de licuefacción se diseñará de forma que esté aislado de los demás trenes para permitir su 
parada individual para las inspecciones reglamentarias necesarias, reparaciones, mantenimiento de 
turbinas de gas, equipos, entre otros. 
 

V.8.2.22 Mantenimiento de los equipos de descarga con buques abarloados 
 
La interfaz de los equipos de descarga con buques abarloados (maniobrar un buque o nave para atracarlo 
al costado de otro buque, que está a su vez atracado a un muelle o en navegación) aún no está definida, 
por lo que la filosofía de mantenimiento se definirá una vez que se establezca la interfaz. 
 
En general, la operación, inspección y mantenimiento se realizarán de acuerdo con las recomendaciones 
del fabricante y el procedimiento de prueba de mangueras aéreas (conductividad, longitud, prueba de 
presión), la prueba y el mantenimiento de ERC, la prueba y el mantenimiento de Unidad de potencia 
hidráulica (neumática, eléctrica), la prueba y el mantenimiento de soportes y sistemas de freno de 
mangueras, la determinación y la prueba de la longitud de variador de frecuencia, la reconstrucción tras 
una desconexión de emergencia, entre otros. 
 
Los procedimientos de mantenimiento se incorporan al sistema de planificación de recursos empresariales 
y se adaptan a los equipos específicos del sitio (fabricante, marca, tipo, tamaño, aspectos dinámicos, entre 
otros). 
 

V.8.2.23 Salud, seguridad, medio ambiente, energía y calidad 
 
El equipo del proyecto considerará la salud, la seguridad, el medio ambiente, la energía, la calidad y la 
protección durante el estudio FEED y lo incorporará al diseño mediante la integración de medidas de control 
en el diseño del proceso con el fin de eliminar y minimizar los riesgos para la salud, la seguridad y el medio 
ambiente. 
 
La seguridad en el diseño se basa en las filosofías de seguridad de Exmar y en estudios de seguridad 
previos al diseño. 
 
Filosofías de seguridad del proyecto: 
 
 Filosofías de HSE. 
 Códigos y normas de ingeniería para la filosofía general de la Unidad FLNG. 
 Filosofía de seguridad. 
 Filosofía de protección contra incendios. 
 Filosofía general de protección contra incendios y explosiones. 
 Filosofía de la ingeniería de los factores humanos (HFE). 
 Filosofía de distribución, incluida la integración de planes de acceso y salida (escaleras, escalas de 

mano, túneles, entre otros), identificación de riesgos de tropiezos y caídas, integración de distancias de 
seguridad para evitar golpes en la cabeza. 

 Filosofía de diseño de tuberías, incluida la integración de distancias de seguridad para evitar golpes en 
la cabeza y vías de evacuación. 

 Filosofía de proceso y diseño, incluido el estudio del quemador y el análisis de los productos químicos 
y peligrosos. 

 Filosofía de clasificación de zonas peligrosas. 
 Filosofía de respuesta ante emergencias de activos que garantiza suficientes medios de evacuación, 

instalación de puestos de reunión y refugio temporales. 
 Filosofía general de emergencia, evacuación y rescate. 
 Filosofía del nivel de ruido para garantizar la salud del personal. 
 Filosofía del sistema de alarma que garantiza alarmas suficientes que incorporen todos los peligros y 

definan las ubicaciones. 
 Filosofía general de detección de incendios y gases que garantiza equipos suficientes y adecuados en 

relación con el proceso y el diseño de la Unidad FLNG. 
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 Gestión de la seguridad funcional para evitar fallas sistemáticas. 
 Filosofía de aislamiento y trazado térmico. 
 Filosofía de laboratorio que garantiza la seguridad durante la manipulación de productos peligrosos. 
 Plan de capacitación y competencia en O&M que garantiza personal certificado, capacitado y 

competente. 
 Filosofía de selección de tecnología que garantiza el uso de tecnología probada. 
 Filosofía de gestión de residuos que garantiza la manipulación, el tratamiento, entre otros de residuos, 

efluentes y emisiones. 
 Filosofía de telecomunicaciones que garantiza medios de comunicación adecuados como medida de 

mitigación antes y durante las urgencias y emergencias. 
 Filosofía de manipulación mecánica que garantiza la manipulación mediante equipos y técnicas de 

elevación adecuados. 
 Filosofía general de aislamiento que garantiza la integración de procedimientos de aislamiento 

correctos. 
 Filosofía de diseño basada en el riesgo. 
 Criterios de evaluación de riesgos para proyectos de infraestructuras de GNL. 
 Filosofía general de C&E/ ESD. 
 Filosofía general de Drenajes y contención de vertidos. 
 Filosofía general de alivio y despresurización para FLNG. 
 Filosofía general de elevación y manipulación de materiales. 
 Filosofía general de transferencia de personal. 
 Filosofía general del diseño de protección. 
 Esquema de aplicación de casos de seguridad. 
 Planos técnicos - Revisión de HSEQ. 
 

V.8.2.24 Estudios de seguridad del proyecto 
 
Desde el inicio de un proyecto y a lo largo de toda la fase de ingeniería y diseño de detalle, es necesario 
llevar a cabo un amplio conjunto de evaluaciones de riesgos cualitativas y cuantitativas con un consultor 
de riesgos independiente. Cuando proceda, Exmar, el contratista de la obra muerta, el astillero y los 
principales subcontratistas participarán en las evaluaciones de riesgos. El alcance de las evaluaciones de 
riesgos para el Proyecto y sus interfaces suele incluir, en particular, los siguientes estudios de Evaluación 
de Riesgos y Seguridad: no obstante, la lista exacta de estudios se definirá con más detalle durante la fase 
de diseño. 
 
Durante el diseño basado en el riesgo del Proyecto, se llevará a cabo un amplio conjunto de estudios de 
diseño de evaluaciones de riesgo cualitativas y cuantitativas. Los estudios de diseño de evaluaciones de 
riesgo incluyen, entre otros: 
 

V.8.2.24.1 Identificación de peligros (HAZID) 
 
El cual se realizará a través de un taller multidisciplinario que identificará todos los tipos de riesgos 
potenciales, centrándose en la disposición y las interfaces con las operaciones en y alrededor de la 
instalación, incluidas las operaciones marítimas específicas relacionadas con la Unidad FLNG en particular. 
 

V.8.2.24.2 Peligros y operatividad (HAZOP) 
 
El cual se realizará a través de un taller multidisciplinario, que identificará los riesgos potenciales, con 
enfoque principal en los sistemas de proceso: Procesos de la obra muerta, sistemas de carga y principales 
sistemas de servicios de la instalación. 
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V.8.2.24.3 Análisis de la capa de protección (LOPA) 
 
Como complemento al HAZOP, será necesario realizar una revisión del Análisis de la capa de protección 
en profundidad para confirmar el nivel de integridad de la seguridad (SIL) requerido para los sistemas 
instrumentados de seguridad (SIS) de los procesos de la obra muerta y los sistemas de carga. Se requiere 
la aportación de un equipo multidisciplinar para definir los factores utilizados. 
 
El proceso del Análisis de la capa de protección es un proceso para evaluar el Nivel de Integridad de la 
Seguridad (SIL) mínimo requerido para cada Función Instrumentada de Seguridad (SIF) para operar con 
seguridad la instalación. Sigue los principios de las normas de seguridad funcional y el manual del Análisis 
de la capa de protección del Centro para la seguridad de los procesos químicos; tiene en cuenta la 
seguridad de las personas, el medio ambiente y los activos. 
 
Los resultados de los estudios HAZID y HAZOP se aplican junto con otros datos pertinentes del proyecto, 
como los diagramas de Causa y Efecto (C&E), para identificar y clasificar las funciones instrumentadas de 
seguridad (SIF) asociadas al proyecto de desarrollo del Proyecto. A continuación, puede utilizarse el 
análisis de las capas de protección (LOPA) para determinar el objetivo SIL necesario para cada SIF 
identificada. El LOPA seguirá directrices internacionalmente aceptadas como las presentadas en CEI IEC 
61511-3. Durante el estudio Análisis de la capa de protección, se identificarán todos los escenarios 
apropiados y se realizará un análisis de cada uno de ellos. Durante este estudio, se evaluará la adecuación 
de las Capas Independientes de Protección (IPL) existentes y se identificarán las posibles deficiencias. 
Cuando se identifiquen las deficiencias, se determinará la clasificación SIL requerida de los SIF/S 
requeridas. 
 
Las actividades realizadas durante el Análisis de la capa de protección incluirán: 
 
 Identificación de todos los escenarios del Análisis de la capa de protección creíbles. 
 Identificación del evento iniciador y las frecuencias asociadas para cada escenario. 
 Identificación y clasificación de cualquier modificador condicional, por ejemplo, probabilidad de ignición 

y/o presencia de personal en caso de liberación. 
 Análisis de las Capas de protección independientes existentes para evitar que se produzca el evento no 

deseado. Esto incluirá una evaluación de su idoneidad, además de determinar su probabilidad de falla 
bajo demanda (PFD). 

 Determinación de las clasificaciones SIL requeridas para cualquier sistema instrumentado de seguridad 
adicional que se considere necesario. 

 
Al realizar la evaluación, las frecuencias de los eventos iniciadores se tomarán de bases de datos de 
confiabilidad reconocidas del sector. Los criterios de tolerancia al riesgo que se utilizarán al analizar cada 
escenario se elegirán basándose en los Criterios de Riesgo del Proyecto de Desarrollo del Proyecto y en 
criterios aceptados por el sector. La clasificación SIL se utiliza en la especificación de los SIF/S, desde los 
dispositivos de iniciación, pasando por los solucionadores lógicos y los controladores, hasta los elementos 
de actuación finales, con el fin de que todo el sistema cumpla adecuadamente la intención del diseño. La 
evaluación análisis del nivel de integridad de la seguridad y los requerimientos sobre el análisis del nivel 
de integridad de la seguridad se registrarán en las Especificaciones de Requerimientos de Seguridad. 
 
Seguridad funcional / Funciones instrumentadas de seguridad. 
 
Tras un Estudio de los Peligros y la Funcionalidad (HAZOP) se realizará un Análisis de las Capas de 
Protección (LOPA) y un estudio denominado Análisis del nivel de integridad de la seguridad. 
 
La gestión de la seguridad funcional es un requisito clave para garantizar que el SIS instalado funcionará 
correctamente cuando sea necesario. La correcta aplicación de la gestión de la seguridad funcional 
garantiza que las fallas que pudieran haberse introducido o producirse a través del diseño, la instalación, 
el mantenimiento, la operación o la modificación del Análisis del nivel de integridad de la seguridad se 
detecten y reduzcan al mínimo a lo largo de toda su vida útil; la gestión de la seguridad funcional se 
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considera, por tanto, una medida fundamental de control del riesgo para la seguridad y de control del riesgo 
de accidentes importantes para el medio ambiente. 
 
Por lo tanto, se establecerá un Plan de Gestión de la Seguridad Funcional (FSMP) adecuado, de acuerdo 
con la norma IEC 61511, que describa en dos partes el conjunto completo de requerimientos del ciclo de 
vida del SIS, desde el diseño hasta la operación, el mantenimiento y la inspección de los sistemas 
instrumentados de seguridad instalados. 
 
Estudios del nivel de integridad la seguridad de los sistemas de funciones instrumentadas de 
seguridad. 
 
La clasificación del nivel de integridad de la seguridad (SIL) y los estudios de cumplimiento se desarrollarán 
de acuerdo con los requerimientos de la norma IEC 61511 para todas las funciones / sistemas 
instrumentados de seguridad (SIF/S) en términos de seguridad del personal. Además de la seguridad del 
personal para la clasificación, se tendrá en cuenta el impacto en el medio ambiente, el impacto comercial 
debido a las pérdidas de activos y producción, así como la reputación de la compañía, según las directrices 
de la Matriz de Riesgos de la Compañía. Estos sistemas podrían clasificarse, pero no requerirán más 
estudios de cumplimiento, a menos que se soliciten específicamente durante la clasificación del análisis 
del nivel de integridad de la seguridad (caso por caso). Se realizará una clasificación y verificación de 
análisis del nivel de integridad de la seguridad para los sistemas de prevención de riesgos. 
 
Los circuitos de detección de sistema de gas y fuego y de cierre de válvulas de corte de paro de emergencia 
serán al menos SIL2. El aislamiento de los equipos eléctricos asociados cumplirá los requerimientos SIL 2 
siempre que sea técnicamente posible. La documentación de clasificación SIL2 para el sistema de paro de 
emergencia y Sistema de gas y fuego se proporcionará sobre la consideración de un circuito típico y luego 
se utilizará para todos los circuitos similares. La filosofía de los sistemas instrumentados de seguridad que 
describe los requerimientos del ciclo de vida de los Análisis del nivel de integridad de la seguridad se 
establecerá durante la fase de diseño del Proyecto. 
 
Estudio de clasificación del análisis del nivel de integridad de la seguridad. 
 
La evaluación del análisis del nivel de integridad de la seguridad comprenderá una evaluación cualitativa 
de los equipos y sistemas de proceso de la instalación que serán protegidos por el Análisis del nivel de 
integridad de la seguridad, para identificar los peligros potenciales y evaluar el riesgo que existe tanto para 
las personas como para el medio ambiente, en caso de que el Análisis del nivel de integridad de la 
seguridad no funcione cuando sea necesario. Esta evaluación se realiza partiendo de la base de que no 
existen sistemas de protección para poder establecer un nivel básico de riesgo para los equipos bajo 
control. Básicamente, la clasificación del análisis del nivel de integridad de la seguridad es una medida de 
reducción del riesgo que debe conseguir el sistema instrumentado de seguridad para que el nivel de riesgo 
residual se encuentre dentro de los límites aceptables o sea tan bajo como sea razonable en la práctica 
(ALARP).  
 
Estudio de verificación del análisis del nivel de integridad de la seguridad. 
 
Aplicando los resultados de los estudios de clasificación del análisis del nivel de integridad de la seguridad 
junto con otros datos pertinentes del proyecto, como los diagramas de C&E, se verificará la disponibilidad 
y confiabilidad de las Funciones Instrumentadas de Seguridad asociadas al Proyecto de Desarrollo del 
Proyecto frente a los objetivos establecidos.  
 
El Análisis del nivel de integridad de la seguridad alcanzado para cada SIF/S se confirmará como el más 
bajo de los análisis del nivel de integridad de la seguridad alcanzados identificados para: 
 
 Cada componente o subsistema. 
 El sistema en su conjunto regido por su diagrama de flujo del proceso. 
 El sistema en su conjunto limitado por los requerimientos sistemáticos. 
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V.8.2.25 Filosofía de evacuación y rescate (EER) 
 
El diseño de evacuación y rescate en la Unidad FLNG deberá:  
 
 Cumplir los requisitos de la OMI y de la clase. 
 Cumplir la normativa de las autoridades locales y/o los requisitos de la Unidad FLNG. 
 Tener en cuenta, en particular, las recomendaciones de los estudios de seguridad y evaluación de 

riesgos específicos del proyecto: HAZID/HAZOP/LOPA/SIL-SRS/FERA/EERA. 
 
El diseño de las instalaciones de Escape, Evacuación y Rescate (EER) tendrá en cuenta el Personal a 
Bordo (POB), la distribución prevista de la dotación en la Instalación, las fuentes potenciales de peligro y 
los escenarios potenciales de escalada. 
 
El objetivo del diseño de un sistema de evacuación y rescate es permitir, en caso de emergencia, la 
evacuación del personal desde cualquier punto de las instalaciones hasta una de las zonas de reunión 
predeterminadas, así como la evacuación segura de todo el personal a bordo de la Unidad FLNG, incluido 
el rescate de las personas heridas y consta de lo siguiente: 
 
 Vías de escape. 
 Zonas de concentración. 
 Medios de evacuación. 
 Medios de rescate. 
 
El personal a bordo máximo para las instalaciones se definirá para las actividades normales de operación 
y mantenimiento, para la puesta en marcha y para las actividades de respuesta. Será necesario comprobar 
las cifras en cada fase del proyecto. El Centro de Coordinación de rescate y las oficinas se consideran 
Zona Segura desde el punto de vista de la filosofía de evacuación y rescate y constituirán un refugio 
temporal como puesto de reunión primario. 
 
Se han previsto vías de evacuación para facilitar la huida del personal del lugar del accidente. Las vías de 
evacuación se diseñarán de forma que al menos una vía de evacuación hacia las zonas de reunión esté 
disponible en todo momento. 
 
Cada nivel de la cubierta de proceso dispondrá de al menos dos vías de evacuación, de las cuales al menos 
una por escalera. 
 

V.8.2.25.1 Refugios temporales 
 
Se proporcionará un refugio temporal a bordo de la Unidad FLNG y estará en el bloque de oficinas. El 
refugio temporal deberá estar diseñado para proporcionar refugio seguro a la totalidad máxima de las 
personas a bordo. El Centro de Coordinación de rescate formará parte del refugio temporal.  
 
Se incorporará un refugio seguro temporal, con los mismos estándares de construcción que el edificio de 
oficinas, para alarmas de cobertura y eventos de seguridad capaz de soportar una sobrepresión de 1,0 bar. 
El refugio temporal de seguridad cubrirá como mínimo las salas de seguridad y la sala de control de 
seguridad con la intención de construir el nivel B completo como refugio temporal de seguridad. 
 
El refugio temporal se diseñará para cargas accidentales del diseño de acuerdo con los escenarios de 
evaluación de riesgos de incendio y explosión con una frecuencia acumulada de 10-4. En forma 
predeterminada, la duración de la resistencia debe asumirse como un tiempo mínimo de resistencia de 60 
minutos, a menos que la evaluación de riesgos de incendio y explosión demuestre que podrían producirse 
escenarios relevantes de mayor duración y/o la probabilidad de condiciones meteorológicas adversas que 
podrían prohibir el abandono seguro de la Unidad FLNG en 60 min. 
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La vía de acceso/evacuación desde el refugio temporal hasta los medios de evacuación y los propios 
medios de evacuación (por ejemplo, pasarelas en el muelle, embarcación de supervivencia totalmente 
cerrada propulsada por motor o puentes volantes 11) estarán protegidos contra el impacto de incendios y 
explosiones, de modo que su integridad quede salvaguardada hasta que sea necesario para el eventual 
abandono de la instalación. 
 
El refugio temporal protegerá al personal de las consecuencias del fuego, el gas y el humo durante un 
tiempo mínimo de resistencia de 60 minutos, siendo ese tiempo suficiente para que todo el personal a 
bordo se reúna, evalúe la situación y, si procede, intente controlarla; o para tomar la decisión de evacuar 
las instalaciones o esperar a que el incidente mejore y actuar consecuentemente. Si se detecta la entrada 
de humo o gas en el Refugio Temporal, se desconectará la ventilación y se cerrarán las compuertas (a 
prueba de fallas). 
 
La ventilación del bloque de oficinas se organizará de forma que se impida la entrada de gases inflamables, 
tóxicos o nocivos o de humo de las zonas circundantes. La evaluación de riesgos de incendio y explosión 
de la instalación indicará si es posible alcanzar el tiempo mínimo de resistencia a la entrada de humo y gas 
de 60 minutos. 
  
El refugio temporal dispondrá de instalaciones para el seguimiento y control de un incidente y para 
organizar la evacuación. Estas instalaciones se consideran de la siguiente forma:  
 
 Supervisión y manipulación de los sistemas de control de la carga, producción y lastre. 
 Funcionamiento del hidrante contra incendios y sus sistemas asociados. 
 Vigilancia de los riesgos de incendio y de gases. 
 Operaciones de ventilación y parada de máquinas. 
 Comunicaciones exteriores. 
 Control portátil de gases. 
 Protección activa y pasiva contra incendios. 
 Protección contra sobrepresión. 
 Entrada de humos y gases externos. 
 

V.8.2.25.2 Refugio temporal primario 
 
Todos los niveles del bloque de oficinas han sido designados como refugios temporales primarios según el 
plano de disposición general P21-003-EXM-10-01-DWG-01. 
 
El refugio temporal principal estará situado en la cubierta A, cerca de la "Sala de radio". 
 

V.8.2.25.3 Sistemas internos de vías de evacuación 
 
Deberán existir al menos dos vías de evacuación que permitan al personal alcanzar el refugio temporal del 
bloque de oficinas y/o el segundo refugio temporal. Al menos una de las dos vías de evacuación al refugio 
temporal no deberá estar expuesta al fuego y la explosión durante el tiempo necesario para la evacuación 
al refugio temporal. 
 
Es necesario que el estudio de evaluación de riesgos de incendio y explosión revise / confirme que ambas 
vías de evacuación no se verán afectadas al mismo tiempo. Las esclusas proporcionarán vías de 
evacuación desde/hacia la zona segura/zona peligrosa por gases. El concepto de vías de escape y 
evacuación debe concordar con el concepto global de la Unidad FLNG para la evacuación y deberá tener 
en cuenta las interfaces de la instalación. 
 
Las vías de evacuación permitirán una dotación de 99 personas, aunque se considerará que solo una parte 
de la dotación completa estará en la parte del bloque de oficinas, del motor o de la zona de proceso. 

 
11 Por puente volante se entenderá la elevación del personal de la Unidad FLNG mediante cabrestante de helicóptero o carro de 
transferencia de personal. 
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Las vías de evacuación internas de la instalación están provistas de iluminación de emergencia y de 
señalizaciones que permiten al personal a bordo identificar las vías de evacuación hacia las zonas de 
refugio temporal o de embarque.  
 
Las señales de las vías de evacuación y las señalizaciones de ubicación de los equipos contra incendios 
son de material fotoluminiscente o están marcadas con iluminación.  
Las superficies de las vías de evacuación deben ser antideslizantes.  
 
En los espacios de oficinas, de servicio y en las salas de control, en todas las zonas generales que puedan 
estar ocupadas regularmente o en las que haya personal, se han previsto al menos dos vías de evacuación 
separadas, situadas lo más lejos posible unas de otras, para permitir medios de evacuación rápidos a las 
cubiertas de intemperie y a los puestos de embarque.  
 
Todas las vías de evacuación son fácilmente accesibles y no están obstruidas, y todas las puertas de salida 
a lo largo de la vía son fácilmente operables. No existirán pasillos sin salida de más de 7 m de longitud.  
 
Se prohíbe un pasillo, vestíbulo o parte de un pasillo desde el que solo haya una vía de evacuación. Las 
entradas y los pasillos son adecuados para el transporte en camilla desde cualquier espacio interno hasta 
la zona de desembarque de la instalación.  
 
Las puertas de las vías de evacuación, en general, se abren en la dirección de evacuación, excepto las 
puertas de las oficinas que se abren hacia las habitaciones para evitar lesiones a las personas que se 
encuentran en el pasillo cuando se abre la puerta.  
 
Además del alumbrado de emergencia, los medios de evacuación, incluidas las escaleras y las salidas, 
están señalizados mediante indicadores luminosos o bandas fotoluminiscentes colocados a no más de 300 
mm por encima de la cubierta (altura de gateo) en todos los puntos de la vía de evacuación, incluidos los 
ángulos y las intersecciones. Las señalizaciones permiten al personal a bordo identificar las vías de 
evacuación e identificar fácilmente las salidas de evacuación.  
 
A lo largo de las vías de evacuación se colocan señales y señalizaciones que indican los puntos de salida 
y la dirección hacia las zonas de reunión, las zonas de embarque y los medios de evacuación al mar. El 
número de señales es suficiente para que sean visibles desde cualquier zona de la unidad en la que haya 
personal. Las principales vías de evacuación están señalizadas o pintadas para hacerlas visibles y evitar 
su obstrucción por equipos y suministros portátiles. Los equipos de extinción de incendios a lo largo de una 
vía de evacuación están señalizados. 
 

V.8.2.26 Filosofía de la respuesta a emergencias 
 
Exmar, como operador de la Unidad FLNG, tiene la obligación general de tomar las medidas apropiadas 
para proteger a todo el personal a bordo de la instalación de incendios, explosiones y sustancias nocivas, 
así como de garantizar una respuesta de emergencia esencial. 
 
La filosofía de respuesta en caso de emergencia consiste en garantizar que existan disposiciones para una 
respuesta planificada a accidentes graves creíbles y previsibles y a incidentes de hombre al agua. Se 
identificarán los peligros de accidentes graves, se evaluarán los riesgos y se instalarán medidas preventivas 
y de mitigación para reducir el riesgo a tan bajo como sea razonablemente posible (ALARP). 
 
Se presentarán varias evaluaciones para desarrollar una respuesta de emergencia constructiva y funcional, 
entre las que se incluyen la Evaluación de Evacuación, Escape y Rescate, la Evaluación de Riesgos de 
Incendio y Explosión y la Evaluación de la Entrada de Humos y Gases. 
Las acciones de respuesta a emergencias se detallarán en el Plan de Respuesta a Emergencias. Este 
último formará parte integrante del Manual de Operaciones de la instalación. 
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La respuesta de emergencia consiste en dotar de recursos y gestionar los sucesos de forma adecuada e 
individualizada mediante procedimientos y listas de comprobación, planos y ayudas. 
 
El plan de respuesta a emergencias abordará las líneas de comunicación, la jerarquía, el Equipo de 
Respuesta a Emergencias (ERT), los sustitutos y los ejecutores en caso de personal incapacitado. 
 
Para lograr un plan de rescate y recuperación eficaz, el Equipo de Respuesta ante Emergencias recibirá 
capacitación antes del embarque a través de academias de capacitación externas autorizadas, según la 
normativa vigente (SOLAS, STCW, local), los requisitos de capacitación propios del contratista y la Matriz 
de Capacitación y Competencias de Exmar y los requisitos adicionales de la Compañía. El personal será 
puesto a prueba mediante simulacros rutinarios a bordo, así como simulacros independientes (a bordo) y 
multidisciplinares (socios en tierra y en alta mar) y ejercicios de simulación. 
 

V.8.2.26.1 Política de respuesta en caso de emergencia 
 
La política de respuesta en caso de emergencia tiene por objeto garantizar que todas las personas a bordo 
de la instalación estén protegidas por un plan de respuesta en caso de emergencia eficaz y predecible para 
riesgos de accidentes graves, incidentes de hombre al agua y evacuación médica. 
Exmar pondrá en marcha un manual/plan de respuesta a emergencias y una jerarquía y cadena de mando 
con los niveles adecuados de recursos humanos y sistemas, estructuras y aparatos de apoyo para 
garantizar una respuesta eficaz. 
 
El Equipo de Respuesta ante Emergencias se entrenará y probará de forma rutinaria de acuerdo con la 
Matriz de Capacitación de Exmar y como parte integral del Sistema de mantenimiento planificado / 
Planificación de recursos empresariales de la instalación. 
 
Todas las personas a bordo recibirán capacitación sobre sus funciones y responsabilidades antes de 
embarcar; en el momento del embarque, mediante una introducción a la seguridad, y durante su estancia 
a bordo, mediante simulacros de emergencia, capacitación por computadora y conferencias. 
 
Esto incluye a todo el personal que embarque, es decir, la dotación de la instalación, los visitantes y otras 
terceras partes. 
 
El curso de iniciación será válido durante un intervalo de tiempo determinado y se renovará a intervalos 
establecidos en los procedimientos de la instalación. 
 
La mejora continua se mantiene y ejecuta mediante reuniones diarias, semanales y mensuales. 
 
El equipo de operaciones de la instalación revisará y evaluará los nuevos peligros para determinar su 
potencial de provocar un accidente grave o de convertirse en un accidente grave en un intervalo 
programado. 
 
El equipo de Operaciones de la instalación revisará y evaluará igualmente los equipos instalados 
basándose en las aportaciones de la industria durante la fase de ingeniería, adquisición y construcción del 
proyecto. 
 
La política cuenta con el pleno respaldo de la administración y cualquier persona a bordo tiene derecho a 
reportar cualquier divergencia al rango apropiado a bordo y/o a la persona designada en la administración 
de la base en tierra. 
 
Los datos de contacto de la administración de la base en tierra se comunicarán en la capacitación inicial al 
embarcar y se expondrán en lugares públicos. 
 
Además, la administración de Exmar exige a cualquier persona que se encuentre en el centro de trabajo el 
pleno cumplimiento del manual / plan de emergencia. 
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V.8.2.26.2 Gestión de la respuesta de emergencia 
 
Exmar se asegurará de que los activos de emergencia y los equipos de respuesta de emergencia se 
clasifiquen como elementos de seguridad críticos en el centro de trabajo, se construyan de acuerdo con la 
legislación aplicable y se garantice un mantenimiento programado según o mejor que las normas y 
reglamentos aplicables.  
 
El equipo de Operaciones de Exmar proporcionará un Sistema de mantenimiento planificado de recursos 
empresariales aprobado que incluirá la gestión de la Respuesta de Emergencia, estará aprobado según su 
clase, será fácil de usar y permitirá la supervisión en tiempo real del estado del mantenimiento en tierra y 
en alta mar, incluidos los elementos vencidos y atrasados, los repuestos, los repuestos de equipos críticos, 
las órdenes de viaje y el estado, la certificación, entre otros. 
 
Durante la fase de Ingeniería, Compras y Construcción, Exmar proporcionará los datos de todos los equipos 
según el manual del proveedor, incluidas las inspecciones obligatorias y los planes de mantenimiento. Una 
vez finalizada la introducción de datos sin procesar, se lleva a cabo una revisión de los datos: los intervalos 
de inspección y mantenimiento se revisan y se ajustan en función de la experiencia previa (lecciones 
aprendidas de las averías de los suboficiales, la industria y la flota) y los intervalos pueden volverse más 
estrictos. 
 
Los equipos y los repuestos críticos se definen según el estudio de fiabilidad, disponibilidad, mantenibilidad 
y las evaluaciones de riesgos y se incorporan al programa de mantenimiento planificado. 
 
Mientras esté en funcionamiento, el equipo de operaciones de Exmar garantizará el mantenimiento y las 
inspecciones según el plan escrito y aprobado para el examen sistemático por parte de personal 
competente y autorizado. 
 
El sistema dinámico garantizará que los regímenes puedan ajustarse en función de la experiencia de la 
industria y de los propios la instalación. 
 
El programa de mantenimiento planificado incorpora igualmente el sistema de gestión de la seguridad, 
incluidas, entre otras, las políticas, los procedimientos y las listas de comprobación. 
 

V.8.2.26.3 Manual / Plan de Respuesta a Emergencias 
 
El manual/plan de respuesta a emergencias incorporará procedimientos, una estructura organizativa para 
la gestión de emergencias, incluida una jerarquía y un equipo de respuesta a emergencias con los niveles 
adecuados de recursos humanos, funciones y responsabilidades, sistemas de apoyo, estructuras y 
dispositivos para garantizar una respuesta eficaz ante riesgos de accidentes graves creíbles y predecibles, 
incidentes de hombre al agua y evacuación médica en caso de incidentes laborales. 
 
Los procedimientos definirán las medidas que deben tomar todas las personas a bordo de la instalación en 
caso de alarma. Se harán aumentos a las entidades flotantes, fijas o aerotransportadas adyacentes que se 
consideren aplicables. 
 
El equipo de operaciones de Exmar elaborará el manual en consulta con funcionarios, partes interesadas, 
terceros, partes flotantes y volantes. 
 
El manual/plan de respuesta a emergencias estará a disposición de todo el personal a bordo para su 
revisión y comentarios, así como de todas las personas que presten apoyo durante una emergencia. 
 
El Manual / Plan de Respuesta ante Emergencias es de naturaleza dinámica y está sujeto a revisiones y 
auditorías periódicas programadas y a actualizaciones, siguiendo el procedimiento de Gestión de Cambios 
(MOC), en función de las aportaciones de la flota, el sector o las partes interesadas. 
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La copia maestra del Manual / Plan de Respuesta ante Emergencias estará fácilmente disponible en la 
oficina del Contratista de instalaciones en alta mar, en las oficinas del personal y en la administración de la 
base en tierra. 
 

V.8.2.26.4 Evaluación de la respuesta de emergencia 
 
El equipo de Operaciones de Exmar y el equipo del Proyecto llevarán a cabo una evaluación adecuada de 
la instalación para identificar los diversos sucesos que podrían dar lugar a accidentes graves que impliquen 
incendio o explosión, la necesidad de evacuación, escape o rescate para evitar o minimizar un accidente 
grave.  
 
Se evaluarán la probabilidad y las consecuencias. Se establecerán normas de rendimiento adecuadas para 
garantizar una evacuación, escape y rescate eficaces y proteger a las personas de un accidente grave que 
implique incendio o explosión, exposición a sustancias nocivas y lesiones. 
 

V.8.2.26.5 Sistemas de detección de emergencias 
 
El centro de trabajo estará equipado con un sistema de detección de gas e incendios y alarmas. Las 
especificaciones se basarán en el análisis de los productos peligrosos de los procesos. 
 
El sistema direccionable recibe, centraliza y procesa toda la información relevante procedente de las 
distintas entradas, detectores de humo, detectores de calor y alarmas manuales de incendios.  
 
Dependiendo de la ubicación del incendio y/o escape de gas, la salida inicia una alarma en el sistema y en 
caso de alarma no aceptada, el sistema activará automáticamente la alarma general/alarma de incendio 
en cuestión de minutos. 
 
Una vez aceptada una alarma, el procedimiento estándar consiste en establecer la confirmación de la 
alarma e iniciar las acciones de respuesta de emergencias apropiadas, tal como se detalla en el Plan de 
Respuesta a Emergencias. 
 
 

V.8.2.26.6 Equipos de protección individual de emergencia 
 
La instalación estará equipada con equipos de protección individual de emergencia conforme a la 
legislación vigente, incluido material de apoyo (por ejemplo, compresor(es) de aire), así como para la 
extinción de incendios y el rescate de personas. El equipo estará sujeto a mantenimiento e inspecciones 
de acuerdo con el Sistema de mantenimiento planificado / Planificación de recursos empresariales y 
definido en el plan de "Seguridad y Control de Incendios" disponible a bordo. 
 
El personal recibirá capacitación en un centro de capacitación autorizado antes de embarcar y recibirá 
capacitación sobre el uso de los equipos de rescate / equipos contra incendio mientras se encuentre a 
bordo de la instalación durante la introducción a la seguridad y los simulacros y cursos de emergencia. 
 
Se tendrán en cuenta los requisitos específicos, incluidas, entre otras, las operaciones de cabestrante de 
helicópteros. 
 
Los Dispositivos de Respiración de Escape de Emergencia (EEBD) se proporcionarán de acuerdo con la 
normativa. 
 

V.8.2.26.7 Estudio de emergencias 
 
Se realizará un estudio que aborde las posibles emergencias, entre las que se incluyen: 
 
 Lanzamiento rápido de botes de rescate. 
 Incendio. 
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 Explosión. 
 Estabilidad. 
 Lista excesiva. 
 Carga térmica. 
 Falla estructural. 
 Pérdida de contención por compresión de gas / deshidratación / entre otros. 
 Pérdida de contención de los tanques de carga. 
 Pérdida de la integridad estructural de la parte superior. 
 Pérdida de estabilidad de la Unidad FLNG. 
 Radiación de bengalas. 
 Impacto de explosiones. 
 Falla del sistema de amarre del muelle. 
 Condiciones meteorológicas extremas. 
 Emergencia de personal. 
 Hombre al agua. 
 MEDEVAC. 
 Derrame criogénico. 
 Falla de contención. 
 Emergencias específicas CTS. 
 Sistema específico del producto (mercurio, sulfuro de hidrógeno, cloro, nitrógeno, óxido de nitrógeno, 

dióxido de azufre, monóxido de carbono, bióxido de carbono, benceno. 
 Corte de suministro eléctrico. 
 Buque y avión a corta distancia. 
 Emergencia del barco de servicio. 
 Emergencia específica del lugar. 
 

V.8.2.27 Inducción de seguridad 
 

V.8.2.27.1 Capacitación inicial 
 
Todas las personas que llegan al centro de trabajo por primera vez, incluidos los visitantes, son 
acompañados a la sala de recepción e instrucción, y se les instruye en lo siguiente:  
 
1. La necesidad de estar preparado para una emergencia. 
2. La necesidad de observar estrictamente los requisitos de la lista de obligaciones, relacionados con: 

a. Ubicación de su estación de embarcaciones de supervivencia. 
b. Ubicación del puesto de reunión de emergencia. 
c. Localización de los medios de evacuación, incluidos los que conducen a las embarcaciones de 

supervivencia. 
3. Localización de chalecos salvavidas y trajes de inmersión propios y de repuesto. 
4. Método para ponerse el chaleco salvavidas y el traje de inmersión. 
5. Señal general de emergencia y alarma de incendios. 
6. La necesidad de estar alerta a las señales de alarma y de responder a ellas en caso de emergencia. 
7. Conducta específica en caso de emergencia. 
8. Instrucciones específicas sobre el protocolo de abandono de la instalación. 
9. Los peligros y el método preferido para saltar al mar desde una altura, especialmente cuando se lleva 

chaleco salvavidas. 
10. La obligación de participar en todos los simulacros que se realicen durante su estancia a bordo. 
11. Precauciones esenciales en caso de incendio, incluidas las zonas para fumadores y no fumadores. 
12. Nivel de seguridad. 
 
La capacitación inicial se centrará igualmente en los riesgos específicos de la instalación, la disposición, 
los requisitos específicos de las instalaciones. 
 
Todas las personas a bordo de la instalación están sujetas a una inducción para lo anterior y se les pedirá 
que firmen la capacitación de inducción al finalizar.  
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Los registros de participación se gestionarán en un registro disponible a bordo y con anotación de la fecha 
de participación en la Tarjeta personal. El registro se mantendrá actualizado para identificar a las personas 
que requieran una renovación de la capacitación inicial tras el intervalo de capacitación inicial definido. 
 
No se le permitirá entrar en ninguna parte de la instalación, excepto a la sala de recepción e instrucción, 
sin firmar la lista de control de la capacitación de inducción en alta mar. 
 
Exmar proporcionará una capacitación de inducción específica para las instalaciones mediante una lista de 
comprobación y una película. 
 

V.8.2.27.2 Capacitación en respuesta a emergencias 
 
Se seleccionará un centro de capacitación de seguridad para la capacitación previa al embarque sobre 
seguridad y preparación para emergencias. En función de las normas y reglamentos locales aplicables, se 
elaborará una matriz de capacitación que se incorporará al sistema de gestión de la seguridad. 
 
Todas las personas alojadas en la instalación habrán recibido una capacitación básica sobre seguridad y 
respuesta en caso de emergencia conforme a los requisitos de la matriz.  
 
Se elaborará una matriz de capacitación y competencias (Plan de Capacitación y Competencias de O&M). 
Se determinará e incorporará a los procedimientos la duración máxima de la estancia de los visitantes que 
carezcan de capacitación y certificación oficiales. 
 

V.8.2.27.3 Preparación de la respuesta a emergencias 
 
Plan de ejercicios y simulacros. Se establecerá un sistema para evaluar al personal y determinar si se 
necesita capacitación adicional. El personal recibirá capacitación y hará ejercicios según la matriz de 
ejercicios y simulacros de Exmar a intervalos programados, así como capacitación en el puesto de trabajo 
y capacitación con computadoras. 
 
Los simulacros de respuesta a emergencias son responsabilidad del contratista de instalaciones en alta 
mar. En los simulacros participa todo el personal a bordo de la instalación y, en su caso, el personal de 
tierra. Los simulacros incluyen capacitación para hacer frente a una de las emergencias especificadas en 
el Plan de Respuesta a Emergencias.  
 
Las reuniones de seguridad se llevarán a cabo después de los simulacros e incluirán al personal implicado 
en los simulacros y ejercicios de capacitación. Las reuniones de seguridad garantizan la examinación de 
los resultados durante los simulacros y ejercicios, y la búsqueda de mejoras cuando sea necesario.  
 
En tierra, la responsabilidad de la capacitación recae en el contratista de capacitación asignado para la 
instalación. Además de los simulacros, se realizan ejercicios a discreción del cliente durante las 
operaciones combinadas, en colaboración con el contratista de instalaciones en alta mar. Mediante la 
revisión de los resultados de la capacitación con computadoras y exámenes orales. 
 
Ejecución. 
 
Se dispondrá que todo el personal participe en un simulacro al menos una vez al mes. Deberá realizarse 
un simulacro en las 24 horas siguientes a un cambio de personal si más del 25% del personal no ha 
participado en simulacros de abandono de la unidad y de incendio a bordo de la instalación en el mes 
anterior. 
 
Los simulacros y ejercicios deben realizarse de acuerdo con las recomendaciones para la capacitación y 
certificación del personal de la legislación vigente para la designación de la instalación, por ejemplo, 
Seguridad de la vida en el mar, MODU, entre otros. 
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El contratista de instalaciones en alta mar es responsable de todo el personal que participe en un simulacro 
o capacitación sobre los dispositivos de rescate y de extinción de incendios del buque. 
 
El contratista de instalaciones en alta mar tiene autoridad para identificar las necesidades específicas del 
buque y los requisitos de capacitación de la tripulación del buque para planificar ejercicios y capacitaciones 
adicionales.  
 
El personal deberá conocer el contenido del manual de capacitación y el método operativo de los 
procedimientos que deben seguirse en cada situación de emergencia. 
Los simulacros deben realizarse, en la medida de lo posible, como si hubiera una emergencia real y deben 
incluir al menos las funciones y el uso de los dispositivos de rescate. 
 
Cada miembro del personal deberá recibir capacitación a bordo sobre el uso de los dispositivos de rescate 
del buque, incluido el equipo de embarcaciones de supervivencia, y los dispositivos de extinción de 
incendios lo antes posible, pero no más tarde de dos semanas después de incorporarse al buque. Si el 
miembro de la tripulación se encuentra en una asignación rotativa regular programada para el buque, dicha 
capacitación deberá impartirse a más tardar dos semanas después del momento en que se incorpore por 
primera vez al buque. 
 
Cada alarma relacionada con simulacros irá seguida de un anuncio a través del sistema de megafonía de 
 
 “Esto es un simulacro, esto es un simulacro, esto es un simulacro”. 
  “Especifique la naturaleza’ y ‘especifique la ubicación”. 
 
Es de suma importancia que se establezca la diferencia entre una alarma y emergencia reales y un 
simulacro añadiendo la frase arriba indicada. 
 
Los registros, incluidas las fotografías (en la medida de lo razonablemente posible), se mantendrán a bordo 
de la instalación y se cargarán en el Sistema de mantenimiento planificado / Planificación de recursos 
empresariales para su revisión por parte del contratista especializado en tierra, las autoridades y los 
inspectores. 
 
Simulacro de incendio. 
 
Se debe realizar un simulacro de incendio a intervalos definidos según la legislación vigente, por ejemplo, 
un simulacro al mes según la Seguridad de la vida en el mar.  
 
El simulacro se anunciará mediante la alarma de incendios, tal y como se detalla en el aviso de 
instrucciones de alarma general, y será seguido por megafonía. 
 
Los detalles del procedimiento de lucha contra incendios se incorporarán al plan de respuesta a 
emergencias y estarán a disposición del contratista de instalaciones en alta mar y su sustituto en el Centro 
de Mando y Control.  
 
Todo el personal asignado a los equipos de emergencia se reunirá para ponerse su equipo de protección 
y trasladarse al lugar del incendio. Todo el personal no asociado a los equipos de emergencia directamente 
implicados se reunirá en los puestos de reunión.  
 
Cada jefe de equipo de bomberos realizará un recuento de personal basándose en la lista de reunión 
disponible en la estación individual, se pondrá en contacto con el Control y Mando para confirmar que se 
ha recibido la alarma e informará sobre el estado del equipo si se han contabilizado todas las personas o, 
si faltan miembros del equipo. 
 
Los equipos constarán como mínimo de un equipo de emergencia, uno o varios equipos de apoyo y un 
equipo médico. Se asignará a un miembro de la dotación fija como jefe de equipo para el personal no 
asociado a la emergencia, a fin de garantizar un recuento y un control adecuados. 
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Se inspeccionará el equipo de extinción de incendios de cada estación de bomberos y se informará de 
cualquier falla al Contratista de instalaciones en alta mar, que se asegurará de que se adopten medidas 
correctoras al finalizar cada simulacro. 
 
Cada jefe de equipo de bomberos informará sobre el desempeño de su equipo al Contratista de 
instalaciones en alta mar, incluyendo la demostración de la capacidad de su grupo para utilizar el 
equipamiento según sea necesario.  
 
El simulacro de incendio debe incluir, entre otras cosas: 
 
 Informes en los puestos y prepararse para la respuesta de emergencia de acuerdo con la lista de 

obligaciones y las instrucciones de emergencia. 
 Funcionamiento de la bomba contra incendios de emergencia y el generador de emergencia que incluye 

el método de arranque y la demostración de al menos dos chorros de agua a través de la manguera de 
incendios. 

 El uso real y la comprobación del equipo de bomberos y otros equipos personales de rescate. 
 Uso de sistemas de extinción fijos y portátiles. 
 Pruebas y comprobaciones de los equipos de comunicación a bordo. 
 Uso del compresor SCBA. 
 Prueba y examen de las puertas herméticas (si procede), puertas cortafuegos y otros dispositivos de 

cierre/apertura, incluidas las compuertas cortafuegos y los ventiladores de la zona del simulacro. 
 Probar las disposiciones para abandonar el barco si el desarrollo del incendio lo requiere. 
 
La finalización del simulacro se anunciará por megafonía.  
 
Los distintos simulacros se gestionan a través del Sistema de Mantenimiento Preventivo. El OIM también 
puede variar los simulacros en previsión de próximos acontecimientos. 
 
Existirá un procedimiento estándar de comunicación en caso de que se produzca una emergencia durante 
el simulacro. 
 
Abandonar la unidad / Simulacro de embarcación de supervivencia totalmente cerrada propulsada por 
motor (TEMPSC). 
 
Se debe realizar un simulacro de abandono a intervalos definidos según la legislación vigente, por ejemplo, 
un simulacro al mes según el Convenio de Seguridad de la vida en el mar. 
 
La instalación estará equipada con embarcación de supervivencia totalmente cerrada propulsada por motor 
que, además, requerirán embarque y lanzamiento a intervalos regulares. Las especificaciones del TEMPSC 
dictarán la naturaleza de los requisitos, por ejemplo, para los botes salvavidas con pescantes 
 
 Al menos una vez cada tres meses, durante un simulacro de abandono del buque, la tripulación 

embarcará en el bote salvavidas, se asegurará adecuadamente en sus asientos y comenzará el 
procedimiento de lanzamiento hasta justo antes de la liberación efectiva del bote salvavidas. 

 A continuación, el bote salvavidas se bajará al agua con o sin la tripulación operativa a bordo. 
 
A raíz de los accidentes ocurridos en el sector marítimo con los botes salvavidas, la OMI ha publicado una 
serie de documentos para llamar la atención sobre los requisitos que deben cumplir los botes salvavidas 
en cuanto a simulacros, pruebas y mantenimiento. La política es que en ninguna circunstancia el personal 
entre en los botes salvavidas durante los simulacros.  
 
Se realizará un simulacro de abandono de la unidad / bote salvavidas al menos una vez al mes (o menos) 
y se anunciará haciendo sonar la Alarma General según se detalla en el Aviso de Instrucciones de Alarma 
General.  
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Los simulacros se organizan de modo que todo el personal participe en un simulacro al menos una vez al 
mes. También se realizará un simulacro en las 24 horas siguientes a un cambio de personal si más del 
25% del personal no ha participado en simulacros de abandono de unidad y de incendio a bordo de la 
unidad en el mes anterior.  
 
En cualquier simulacro de abandono del buque deben tenerse en cuenta ciertos elementos, entre ellos: 
 
 Convocatoria de la tripulación a sus puestos de reunión, uso de la señal de alarma general y preparación 

para las tareas asignadas en la lista de reunión. 
 Uso de la instrucción del respirador de escape de emergencia de su uso y precauciones. 
 Procedimientos de colocación del chaleco salvavidas, el traje de inmersión y artículos de protección 

térmica. 
 Comprobar el equipo/vestimenta del personal. 
 Lanzamiento y funcionamiento de un bote salvavidas y una balsa salvavidas, incluida la preparación y 

descenso de botes salvavidas. En caso de caída libre, la tripulación debe subir a bordo y ocupar sus 
puestos para un lanzamiento real. 

 Prueba o arranque de los motores de los botes salvavidas. 
 Manejo de pescantes de balsas salvavidas, incluida la prueba del pescante con energía almacenada 
 Una prueba del alumbrado de emergencia en la zona de lanzamiento y embarque. 
 Instrucción en el uso de aparatos radioeléctricos de rescate y uso de pirotecnia, aparatos de lanzamiento 

de líneas. 
 Los diferentes botes salvavidas descenderán, en la medida de lo posible, en conformidad en simulacros 

sucesivos en cumplimiento de la normativa. 
 
El arranque y el funcionamiento del motor del bote salvavidas también se comprobarán mediante la rutina 
de mantenimiento semanal del Sistema de Mantenimiento Preventivo.  
 
La finalización del simulacro se anunciará por megafonía.  
 
Simulacro de hombre al agua. 
 
Se debe realizar un simulacro de hombre al agua a intervalos definidos según la legislación vigente, por 
ejemplo, un (1) simulacro cada tres (3) meses según SOLAS.  
 
El procedimiento de rescate de una persona del agua se describirá en el sistema de gestión de la seguridad. 
 
Simulacro de bote de rescate 
 
La instalación estará equipada con un bote de rescate como mínimo. La ubicación exacta y las 
especificaciones se definirán en una fase de ingeniería posterior. 
 
En la medida en que sea razonablemente factible, los botes de rescate deben ser lanzados cada mes con 
la tripulación asignada a bordo y maniobrados en el agua. En todos los casos, estas disposiciones deben 
cumplirse al menos una vez cada tres meses durante un simulacro de hombre al agua para simular la 
recuperación de una persona del agua. 
 
Balsas salvavidas. 
 
El número y la ubicación exacta de las balsas salvavidas (lanzadas desde pescantes) se definirán en la 
ingeniería básica. La necesidad de equipar la instalación con balsas salvavidas (de pescante) se definirá 
en una fase de ingeniería posterior. 
 
Si se instalan balsas salvavidas de pescante, la(s) balsa(s) salvavidas debe(n) descender al menos 
trimestralmente durante los ejercicios de abandono de la unidad. Exmar decidirá, en función de la 
capacitación estándar impartida y de la necesidad del proyecto, si se pondrá a disposición a bordo de la 
instalación una balsa salvavidas destinada a la capacitación. Si se proporciona, la balsa salvavidas de 
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capacitación debe ser idéntica en tamaño, forma y masa a las balsas salvavidas reales utilizadas a bordo 
del centro de trabajo, pero de un color diferente y marcada de forma prominente como "ayuda para 
capacitación - no para uso en emergencia". 
 
Durante dichos ejercicios, se debe hacer hincapié en asegurar la familiaridad de la tripulación con el manejo 
de todos los amarres necesarios, las bozas, la conexión de la balsa salvavidas de capacitación con el 
pescante, el balanceo del pescante y el descenso de la balsa salvavidas. El mantenimiento se gestionará 
a través del Sistema de mantenimiento planificado y Planificación de recursos empresariales. 
 
Simulacros de entrada y rescate en espacios confinados. 
 
Los miembros de la tripulación con responsabilidades de entrada o rescate en espacios cerrados deben 
participar en un simulacro de entrada y rescate en espacios cerrados que se realizará a bordo de la unidad 
al menos una vez cada dos meses. Si no se realiza un simulacro completo a la hora fijada, deberá hacerse 
una anotación en el diario oficial o en la bitácora de viaje indicando las circunstancias y el alcance del 
simulacro realizado. 
 
Los simulacros de entrada y rescate en espacios cerrados deben planificarse y realizarse de forma segura, 
teniendo en cuenta, según proceda, las orientaciones proporcionadas en las recomendaciones elaboradas 
por la Organización (resolución A.1050(27)). 
 
El personal deberá recibir capacitación y realizar simulacros periódicos en espacios cerrados; las 
conferencias o los ejercicios de mesa no sustituyen a los simulacros reales. Se realizarán ejercicios 
periódicos de simulación del rescate de una persona incapacitada de un espacio cerrado para probar la 
viabilidad del plan de rescate de buques en circunstancias diferentes y difíciles: 
 
 Puede utilizarse un maniquí de peso real (o equivalente). 
 La capacitación incluirá el uso de equipos de pruebas atmosféricas. 
 El espacio elegido debe ser seguro para el ejercicio. Alternativamente, los ejercicios podrán realizarse, 

por conveniencia operativa, en espacios no peligrosos del buque, siempre que dichos espacios simulen 
de forma realista las condiciones esperadas en los espacios peligrosos reales. 

 El jefe de equipo explicará durante la capacitación y los ejercicios todos los peligros y todas las 
precauciones que deben tomarse para entrar en espacios cerrados. Se utilizarán vídeos u otro material 
didáctico como ayuda para esta capacitación. 

 
Cada simulacro de entrada y rescate en espacios cerrados debe incluir: 
 
 Comprobación y uso de los equipos de protección individual necesarios para la entrada. 
 Comprobación y utilización de los equipos y procedimientos de comunicación. 
 Comprobación y uso de instrumentos para medir la atmósfera en espacios cerrados. 
 Comprobación y utilización de los equipos y procedimientos de rescate. 
 Instrucciones sobre primeros auxilios y técnicas de reanimación. 
 
Simulacro de contaminación medioambiental. 
 
Se realizará como mínimo mensualmente un simulacro de prevención y lucha contra la contaminación 
basado en el plan de contingencia y respuesta ante derrames en el medioambiente. El simulacro consistirá 
en una combinación de conferencias y concienciación de los posibles contaminadores, operaciones 
programadas (por ejemplo, transferencia de buque a buque de carga u otros productos), utilización de 
medios de prevención de la contaminación y un simulacro para enseñar acciones eficaces en caso de 
contaminación. 
 
Se comprobará el material de limpieza de la contaminación y se verificará su funcionamiento durante cada 
simulacro. 
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La conferencia, la capacitación de concienciación y el simulacro se programarán de acuerdo con el plan de 
contingencia y respuesta ante derrames. Los procedimientos y listas de comprobación estarán disponibles 
en el Centro de Mando y Control para uso del Contratista de instalaciones en alta mar o sustituto. 
 
La capacitación puede ser en vídeo, presencial, en grupo o con otras ayudas y se anunciará previamente 
para no infringir las horas de trabajo y descanso y para garantizar que el personal dedicado esté disponible 
y se anunciará por megafonía en el momento de la capacitación. 
 
El simulacro de contaminación ambiental se anunciará mediante una alarma seguida de megafonía. 
 
Se realizará un simulacro conjunto con embarcaciones de apoyo y de otro tipo, en tierra y con otras partes 
interesadas a intervalos regulares según la matriz de simulacros. 
 
Capacitación y concienciación sobre productos específicos del sistema. 
 
De acuerdo con el simulacro de contaminación ambiental, se impartirá mensualmente capacitación 
específica y sensibilización sobre los productos del sistema. 
 
Se elaborará una lista completa con todos los productos del sistema a bordo de la instalación, se evaluarán 
los peligros y se incorporarán al plan de contingencia y respuesta ante derrames al medioambiente. 
 
Se elaborarán procedimientos para todos los productos del sistema que incluirán, entre otras cosas: 
 
 Hojas de seguridad. 
 Respuesta a los peligros del producto. 
 Respuesta debida a peligros relacionados con la sinergia con otras sustancias o sistemas (productos 

cercanos, presión, temperatura, entre otros). 
 
La lista incluirá, entre otros: 
 
 Mercurio. 
 Sulfuro de hidrógeno. 
 Cloro. 
 Nitrógeno. 
 Óxido de nitrógeno. 
 Dióxido de azufre. 
 Monóxido de carbono. 
 Bióxido de carbono. 
 Benceno. 
 Amina. 
 
La lista exacta se definirá en el estudio de ingeniería básica una vez que se divulguen todos los 
componentes. La capacitación sobre sensibilización y manejo se basará en los datos del plan de 
contingencia y respuesta ante derrames al medioambiente. 
 
Simulacro de falla estructural. 
 
Se realizarán como mínimo los siguientes simulacros de falla estructural: 
 
 Pérdida de contención por compresión de gas / deshidratación / entre otros. 
 Pérdida de contención de los tanques de carga. 
 Pérdida de la integridad estructural de la parte superior. 
 Pérdida de estabilidad de la instalación. 
 
Los representantes de los fabricantes y las sociedades de clasificación pueden participar en los simulacros 
de falla estructural.  
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Se elaborarán procedimientos específicos para hacer frente a diversas emergencias, entre las que se 
incluyen: 
 
 Incendios repentinos. 
 Explosión. 
 Ventilación no controlada. 
 Liberación de líquido/vapor tóxico. 
 Derrame de petróleo. 
 Lista excesiva. 
 Fallas estructurales e inundaciones. 
 Corte de suministro eléctrico. 
 Conexión a tierra, tocar fondo. 
 Evacuación de espacios confinados. 
 Evacuación de la sala eléctrica. 
 Emergencia de personal. 
 Congelación / quemaduras por frío. 
 Hipotermia (por confirmar). 
 Evacuación médica. 
 Buque y avión a corta distancia. 
 Colisión de un buque de GNL durante la importación o exportación de hidrocarburos. 
 Peligro material (condensado, amina, gasóleo marino, aceite térmico, productos químicos, entre otros). 
 Objeto caído durante la transferencia de carga desde/hacia el buque de GNL o el embarcadero. 
 Emergencias en el muelle, incluidos, entre otros, incendios, escapes tóxicos o de vapores. 
 Falla del sistema de amarre del muelle. 
 Emergencia en un buque cercano / estructuras en el puerto. 
 Catástrofes naturales, incluidos huracanes. 
 Helicóptero de emergencia (solo se permite cabrestantes). 
 Derrame criogénico. 
 Pérdida de contención del tanque de carga. 
 Pérdida de contención de la fase líquida. 
 Pérdida de contención de la fase gaseosa. 
 Avería/fuga en el suministro de gas de alimentación. 
 Pérdida de aire de los instrumentos. 
 Derrame de suministro de refrigerante. 
 Emergencias específicas de buque a buque y relación sinérgica entre instalaciones, incluyendo fallas 

de amarre de buque a buque, fallas de mangueras buque a buque, mangueras de liberación de 
emergencia, entre otros. 

 Emergencia del barco de servicio. 
 Emergencia específica del lugar. 
 Ciberataque. 
 Protección. 
 Piratería. 
 Amenaza de bomba. 
 Buque no autorizado que entra en la zona de exclusión. 
 
Las emergencias relacionadas con la protección se incorporarán al Plan de Protección del Buque. Los 
procedimientos se redactarán junto con una lista de comprobación que estará fácilmente disponible y se 
incorporará al plan de respuesta a emergencias. Exmar elaborará una matriz con los programas y temas 
de los simulacros. 
 
El intervalo de los simulacros y capacitaciones se determina por la designación en la instalación. En caso 
de que el Convenio Internacional para la Seguridad de la Vida Humana en el Mar (MODU) (aunque 
actualmente no está proyectada), el intervalo es más estricto y se reflejará consecuentemente en la matriz. 
 
El Código MODU exige en el Capítulo 14 - Reunión de Práctica y Simulacros: 
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V.9 Conclusiones 
 
La empresa Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. (VPLNG) busca desarrollar el proyecto “Vista Pacífico 
LNG” (Proyecto), que consiste en un sistema para la licuefacción de Gas Natural Licuado (GNL). Tendrá 
una capacidad de diseño de licuefacción de 5.05 millones de toneladas por año (MTPA), mediante la 
instalación y operación de una Unidad Flotante de Gas Natural Licuado, (FLNG Unit, por sus siglas en 
inglés o Unidad FLNG). El Proyecto estará ubicado en el municipio Ahome, estado de Sinaloa en el área 
marina del Puerto de Topolobampo a cargo de la Administración del Sistema Portuario Nacional (ASIPONA 
Topolobampo); y contará con Instalaciones Auxiliares en Tierra, una parte se ubican dentro del mismo 
Puerto de Topolobampo y otra se encuentra fuera de este. 
 
El Proyecto pertenece al Sector Energía y se inserta en la Fracción III del Artículo 2 de la Ley de 
Hidrocarburos: III. El procesamiento, compresión, licuefacción, descompresión y regasificación, así como 
el Transporte, Almacenamiento, Distribución, comercialización y Expendio al Público de Gas Natural. 
 
Considerando lo anterior, el Proyecto requiere poner este estudio a consideración de la Agencia Nacional 
de Seguridad Industrial y de Protección al Medio Ambiente del Sector Hidrocarburos (ASEA), de acuerdo 
con el artículo 7 de la Ley de la citada Agencia que estipula que los actos administrativos a los que se 
refiere la fracción XVIII del artículo 5, serán entre otros el indicado en la fracción I. Autorizaciones en materia 
de impacto y riesgo ambiental del sector hidrocarburos. 
 
VPLNG posee y está llevando a cabo actividades de desarrollo con el objetivo de obtener, sujeto a la 
finalización de las herramientas de desarrollo del Proyecto, la autorización de permisos de las autoridades 
y las aprobaciones corporativas, la decisión final de inversión de un proyecto para la licuefacción de gas 
natural en una Unidad FLNG capaz de recibir: 
 
 Al menos 440 MMSCFD de gas natural todos los días del año, y 
 Un volumen adicional de 60-100 MMSCFD por día, de octubre a mayo de cada año. La Unidad FLNG 

producirá GNL en el Puerto de Topolobampo, Sinaloa, México y lo cargará en buques de GNL. 
 
El Proyecto se alimentará de gas estadounidense procedente de las necesidades de gas de alimentación 
del proyecto y se transportará a través de gasoductos propiedad de Sempra Infraestructura y sus filiales, 
así como de otros proveedores de gasoductos. 
 
A tal efecto, Vista Pacífico y EXMAR han alcanzado un Acuerdo de Desarrollo de Proyecto exclusivo para 
la evaluación de la viabilidad técnica y económica de la unidad flotante de producción de GNL y la 
presentación de los permisos requeridos por las Autoridades. 
 
La evaluación de las actividades consideradas como riesgosas se realizó con base en la Ley General del 
Equilibrio Ecológico y la Protección al Ambiente (LGEEPA), Capítulo V, del Título IV, Artículo 147; 
asimismo, se tomaron también como fundamento los listados 1 y 2 de la Secretaría de Gobernación, que 
determinan las cantidades de reporte para clasificar a las empresas que realizan actividades altamente 
riesgosas, publicados en el Diario Oficial de la Federación el 28 de marzo de 1990 y 04 de mayo de 1992, 
respectivamente. 
 
El Proyecto está considerado como una instalación de alto riesgo debido a que se rebasará la cantidad de 
reporte de 500 kg, para: gas natural y refrigerante por definir la composición. 
 
Para la fase actual de la ingeniería y diseño inicial, se llevó a cabo una revisión preliminar de identificación 
de peligros (HAZID) con el fin de identificar todos los peligros con potencial para causar un accidente grave 
en la instalación. Se tuvieron en cuenta todas las instalaciones de procesos y servicios en las que se 
manipulan todas las sustancias peligrosas. 
 
Posteriormente se realizó la jerarquización de riesgos; donde en la categorización de las regiones de 
riesgos identificados se detectaron escenarios en la Región de Riesgo “M” (Medio-Zona ALARP). 
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 Desviaciones en las que se manejan sustancias peligrosas arriba de la cantidad de reporte, de acuerdo 

con lo establecido en los listados 1°. y 2° de la Secretaría de Gobernación. 
 Manejo de alto volumen de sustancias peligrosas (evento catastrófico y efecto domino). (marcados en 

color amarillo). 
 Las desviaciones con riesgo mitigado Tipo M (marcadas en color amarillo). 
 
Los resultados obtenidos del análisis de consecuencias se resumen a continuación: 
 
 De la identificación de riesgos y el análisis de consecuencia se generaron 11 escenarios, aplicables al 

Proyecto. 
 De los eventos simulados, los resultados del Caso 1,2,3,4,6,7,8,9,10 y 11 arrojan que se rebasará los 

límites de las instalaciones; se verán afectados equipos y personal que labora en estas instalaciones y 
posibles daños a la flora y fauna marina; y se generarán gases de combustión que se enviarán a la 
atmosfera. 

 De los eventos simulados, los resultados del Caso 5 arrojan que no que se rebasará los límites de las 
instalaciones; por lo que, sólo se verán afectados equipos y personal que labora en estas instalaciones. 

 La evaluación de consecuencias indica que los mayores eventos de afectación (casos catastróficos) 
son los números 3 y 6 (Efecto Dominó); posibilidad de ruptura de la tubería y pérdida de contención; 
con la consecuencia de peligro de incendio/explosión. 

 Como el Proyecto se desarrollará en el Puerto de Topolobampo; no habrá interacción de las 
consecuencias en los radios de afectación con población, ni tampoco con instalaciones externas. 

 
Es importante mencionar, que los eventos simulados dentro del Proyecto, con las medidas de seguridad 
que se implementarán, harán que los posibles eventos no deseados (casos probables y alternos) y el efecto 
dominó que se pudiese llegar a presentar, no sobrepasen los límites de la instalación; con lo cual, se evitará 
una afectación al ambiente, y al personal que laborará en el Proyecto. 
 
Por otra parte, con base en información de la Manifestación de Impacto Ambiental modalidad Regional, el 
Proyecto no se desarrollará en áreas catalogadas como Áreas Naturales Protegidas.  
 
VPLNG, implementará en el Proyecto; sistemas, procesos, equipos, técnicas y procedimientos que se 
requieran con el fin de manejar su producto, con los más altos estándares; lo que implicará implementar 
rigurosas medidas de calidad, operación, mantenimiento, seguridad, control, atención de emergencias; 
además de: programas de mantenimiento, operación, inspección, simulacros y capacitación. Con todo lo 
anterior, se asegurará que las instalaciones operen eficientemente y se minimice el impacto al ambiente; 
de igual forma, se mantendrá el riesgo de afectaciones al ambiente en un estado controlado y se 
minimizarán los posibles efectos debido a eventos no deseados. 
 
De igual forma, el Proyecto se ha diseñado bajo los más altos estándares nacionales e internacionales de 
seguridad, medio ambiente, confort y movilidad, para que garanticen al personal administrativo, operativo, 
contratistas y visitantes, la confianza de estar en una instalación segura y funcional; durante toda la vida 
útil del Proyecto. El desarrollo de la ingeniería básica, instalación y operación del Proyecto está sustentado 
en códigos y normas nacionales e internacionales.  
 
El diseño empleado minimizará el riesgo y se cumplirá con los programas de mantenimiento correctivo, 
preventivo; así como la realización de pruebas de integridad mecánica en los equipos y tuberías de 
proceso. 
 
Por lo anterior, se concluye que el Proyecto será una instalación con un riesgo ambiental aceptable, para 
realizar sus actividades satisfactoriamente. 
   



“Vista Pacífico LNG” 
Vista Pacífico LNG, S.A.P.I. de C.V. 
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V.10 Resumen ejecutivo 
 
En el Anexo Técnico ANX-TEC-01, se presenta el Resumen Ejecutivo del Estudio de Riesgo y en el Anexo 
Técnico ANX-TEC-09 se presenta el Informe Técnico del Estudio de Riesgo. 
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