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1 Abbreviations 

ALARP  As Low As Reasonably Practicable 

AWV  Annulus Wing Valve 

CBTA  Competency‐Based Training and Assessment 

CMMS  Computerised Maintenance Management System 

DSCE  Damage to Safety‐Critical Equipment 

DPI  Dye Penetrant Inspections 

HSE  Health, Safety and Environment 

HSR  Health & Safety Representative 

HVAC  Heating, Ventilation and Air Conditioning 

ID  Identification 

LR  Lloyds Register 

LTO  License to Operate 

MAE  Major Accident Event 

NOPSEMA  National Offshore Petroleum and Environmental Management Authority 

OHS  Occupational Health and Safety 

PMV  Production Master Valve 

PS  Performance Standard 

PWV  Production Wing Valve 

SBC  Small Bore Connection 

SBF  Small Bore Fitting 

SCE  Safety‐Critical Element 

SIF  Safety Instrumented Function 

SOLAS  Safety Of Life At Sea 

SSSV  Sub Surface Safety Valve 

UPS  Upstream Production Solutions Pty Ltd 
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2 Inspection Method 

The inspection team prepared a planned inspection brief and discussed this with the operator prior to the 
inspection.  The brief set out the proposed inspection itinerary and scope.  A list of persons present at this 
pre‐inspection meeting is included in Attachment A. 
 
The proposed scope for this inspection included: 

 Verification  of  commitments  regarding  the  recommendations  from  previous  inspections  and 
audits.  

 Consultation with Health & Safety Representatives and members of the workforce. 

 MAE 02 ‐ Cargo Tank Over / Under pressurisation and associated control measures.   

 Management of small bore tubing and piping systems. 

 Follow up on the following incidents: 
 4778 ‐ Small gas leak in the process piping 
 4807 ‐ GA after leak in gas turbine enclosure 
 4850 ‐ High Potential Dropped Object 
 4844 ‐ F07 Reservoir isolation 

On arrival at the facility, an entry meeting was held to present the plan to the offshore personnel.  Before 
leaving the facility, the inspection team prepared an Inspection Exit Brief, which was discussed with key 
offshore  personnel  during  an  exit  meeting.    An  attendance  list  for  both  the  offshore  entry  and  exit 
meetings is included in Attachment A. 

Subsequently, a meeting was held with key onshore personnel of  the operating company to discuss key 
findings from the inspection.  Significant details of this meeting are provided in Attachment A. 
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3 Conclusions and Recommendations 

At the time of the inspection, the facility was operating normally with 47 out of a maximum 66 persons on 
board.    All  work  groups  were  represented  by  HSRs  and  they  reported  good  support  from  the  facility 
management,  with  regular  safety  meetings  being  held.    The  majority  of  HSRs  had  completed 
NOPSEMA‐accredited HSR training. 

Four  incidents  (4778, 4807, 4844 and 4850) were  investigated during  the  inspection. Recommendations 
relating to  incidents 4778 and 4807 are made in section 3.5.  Incidents 4844 and 4850 were found to be 
adequately addressed by UPS.  

MAE‐02 Cargo Tank Over / Under Pressurisation was selected as a topic for the inspection and a number 
of recommendations have been made to address deficiencies or missing  information  in the Safety Case, 
Performance Standards, Procedures, Emergency Response Plan, Training plans and records. In at least two 
cases scheduled Inspection and Test activities were found not to have been completed as planned.  There 
were some shortfalls  in training which is yet to be completed following the transition from   

 however UPS had described plans that were in place to address this training shortfall 
in May 2017.  

In response to the recent incidents 4778 (Small gas leak in the process piping) and 4807 (GA after leak in 
gas  turbine  enclosure)  the  management  of  small  bore  piping  and  tubing  systems  was  selected  as  an 
inspection topic. Prior to UPS taking over operation of the Northern Endeavour in 2016, there were known 
issues  relating  to  the cracking of small bore connections on the  facility dating back  to 2014.     
completed a risk assessment of the problem and subsequently implemented a program of either adding 
bracing  to  the  high‐risk  fittings  or  implementing  a  program  of  inspecting  fittings  at  lower  risk.  The 
justification for avoiding permanent repairs to the lower‐risk fittings was based on the end of field life and 
subsequent decommissioning of the facility planned for 2015. 

At the time of the inspection, the inspectors were not able to  identify a risk assessment which revisited 
the assumptions made in the original risk assessment undertaken by   which considered that the 
life of the facility had been extended beyond that planned by   It has been recommended that 
this reassessment be completed and plans put in place to reduce the risk on the facility to ALARP.  

UPS has standardised on Gyrolok  fittings  for  tubing systems on the  facility, which  is consistent with  the 
existing fittings  in use by the previous operation. The  inspectors did not  identify any obviously deficient 
tubing  installations  in hydrocarbon  service, however at  least one  instance of  a damaged  instrument air 
tubing  installation  was  identified.    In  general  the  inspectors  were  not  able  to  identify  policies  or 
performance  standards which  clearly defined  safety  related  requirements  for  tubing  systems and  there 
did  not  appear  to  be  in  place  procedures  which  described  the  basic  safety  requirements  for  the 
installation, inspection or the reinstatement of tubing systems. In general it seems there is a reliance on 
the competence and training of the technicians undertaking the work. At time of the inspection, UPS was 
undertaking a program to train all the Instrument Technicians (Inlecs) in the use of Gyrolok fittings. It was 
understood that all Inlecs will have completed that training by the end of May 2017.    

During the inspection it was identified that a significant portion of electrical equipment in hazardous areas 
had  not  been  inspected  for  approximately  6  years  exceeding  the maximum  4  years  recommended  by 
AS/NZS  60079‐17  (2009).  It  has  been  recommended  that  this  deficiency  be  addressed  as  soon  as 
reasonably practical.  
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Detailed  findings are provided  in  the  following  sub‐sections, which highlight any particular  areas where 
non‐compliance  or  opportunities  for  improvement  have  been  identified.    The  inspectors’  detailed 
recommendations are  included  in the following sub‐sections and are repeated  in the Recommendations 
and Follow‐up List in Attachment B. 

Attachment  C  also  includes  the  status  of  previous  recommendations  from  the  last  inspection  report  as 
well as any other open recommendations. 

3.1 Previous recommendations 
At the conclusion of the facility inspection (21/4/2017) 29 recommendations remained open and 1 item 
(1489‐10) was overdue.  Table 1 lists those recommendations which had been closed since the previous 
inspection. 

Table 1 Summary of Recommendations Closed Since Previous Inspection 

No. 
(Note 1) 

Recommendation  Remarks 

1489‐6  UPS to ensure that the reliability of the temporary refuge air inlet dampers is 
reviewed and the proof testing frequency is updated accordingly so that it can 
be demonstrated that the dampers will remain fit for purpose on demand. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐7  UPS to ensure that the proof test methodology for the temporary refuge air 
inlet dampers is revised to eliminate maintenance immediately prior to the 
proof test which will prevent detection of a dangerous undetected fault, noting 
that function testing should still be carried out following any maintenance, and 
include a visual inspection of the damper blades to verify that a seal is made. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed  

1489‐8  UPS to ensure that auditing programs are implemented to review MAE 08 
(Accommodation Fire) in accordance with Section 1.5.3.20 of the facility safety 
case. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐15  UPS to ensure that competency requirements relating to corrosion 
management are documented for the key roles responsible for corrosion at the 
facility, in accordance with Section 1.5.3.7 of the facility safety case. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐16  UPS to ensure that audit programs are implemented, in accordance with 
Section 1.5.3.20 of the safety case, to review the implementation of the 
corrosion management systems. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐18 
(1175‐5) 

Ensure that appropriate certificates, load test results and records that relate to 
lifting equipment integrity are available on board the facility. The records 
should include certification and traceable maintenance, inspection and testing 
history. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐20 

(1175‐7) 

 

Conduct a risk assessment to assess the potential impacts of superseding the 
 Lifting Operating Standard (Controlled Reference Number: 

WM1040SF5599291, Revision 3, dated 7 July 2014) with the   Safe Work 
Control Procedure (Controlled Reference Number: WM0000PG9905472, 
Revision 0, dated 17 June 2015). The risk assessment should include, but not 
necessarily be limited to, potential impacts caused by changes such as the 
removal of compliance with the Lifting Operations and Lifting Equipment 
regulations (LOLER) 1998, Regulation 5 or an International Equivalent standard 
as required by the superseded   Lifting Operating Standard (Controlled 
Reference Number: WM1040SF5599291, Revision 3, dated 7 July 2014). 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 
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No. 
(Note 1) 

Recommendation  Remarks 

1489‐21 
(1175‐8) 

Conduct a risk assessment to assess the potential impacts of changes adopted 
by the Lifting Equipment Maintenance, Inspection and Testing Strategy to 
ensure that risks relating to lifting equipment at the facility are reduced to a 
level that is ALARP. The risk assessment should include, but not necessarily be 
limited to, potential impacts caused by changes such as the removal of 
certification, maintenance and inspection in accordance with manufacturer’s 
recommendations and recognised standards appropriate for the use of cranes 
as stated in Elements 4 and 5 of the   Standard – Lifting and Hoisting 
Practise, Document No.  , Revision 0. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐29 
(1346‐8) 

Ensure all original test records for sensors and end devices include the name of 
the individual conducting the test, the date that the test was conducted and the 
tag number of the device, prior to being scanned and uploaded into SAP in 
accordance with the nominated standard (IEC 61511). 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐35 
(1346‐17) 

Ensure that corrosion on the overboard sea‐water cooling line is addressed and 
that the existing line is reviewed for fitness for purpose. Ensure that any 
corrective work is undertaken in a timely manner. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

1489‐36 
(1346‐18) 

Ensure that the cyclic loading of the process cooling sea‐water piping, caused 
by cyclic lateral movements of the overboard sea‐water cooling line, is 
reviewed for the potential for fatigue induced failures. Undertake any 
corrective work in a timely manner. 

Response 
Accepted ‐ 
Closed 

Note 1: Number in brackets represents the recommendation number under   
.  

3.2 Consultation with Health & Safety Representatives and members of the workforce 

All workgroups are represented by HSRs and reported having good support from management and were 
conducting regular safety meetings.  Photographs and names of the HSRs were posted on the noticeboard 
outside the mess room. 

3.3 Follow up on Previous Incidents 

4778 Small gas leak in the process piping 

On 29th of November 2016 it was reported that: 

“A  small  gas  leak  was  noted  by  the  plant  operator  during  his  rounds  of  the  plant.  The  leak  was  on  a 
150mm diameter feed line from the coalescer to the butaniser and was noted from the ice build‐up around 
the leak. The leak was on a duplex line between gas heaters E3704 and E3703. The quantity of gas leaked 
is as yet unknown. The leak was isolated by closing the valves at either end of the line. No gas alarms.” 

The report “LOC Pinhole Gas Train Leak Between E37023 and E3704” (UPS Doc. No. 4900‐HS‐H0071‐02) 
identified the source of the leak to be at the weld between a 2” weldolet and 6” main line and between 
two heat exchangers in close proximity to the Debutaniser column. The weldolet was part of a 2” flanged 
connection which was  not  used  and  so was  blinded  and  an  instrument  tubing  connection  in  the  blind 
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flange was  capped.    The main  line was  fabricated  from Schedule  10 Duplex  Stainless  Steel.  The 30 day 
report provided to NOPSEMA identifies the following as root cause 3: 

“SBF had an unusual brace arrangement: braced on two sides and due to heating and cooling, expansion 
and contraction of pipe caused crack propagation at weld defect” 

Root causes 1 and 2 identify that there are “known issues with welding on DSS fittings on NE” and that the 
Small Bore Fitting (SBF) was missed from earlier Dye Penetrant Inspections (DPI) conducted in 2016.  
In December 2016 the leak was repaired by cutting out a section of the 6” main line which contained the 
2” SBF and replacing with a pipe spool of the same material but without the SBF. Actions taken to prevent 
reoccurrence of the same or similar incident relate to the management of small bore fittings which is the 
subject of section 3.5 of this report.  

4807 GA after leak in gas turbine enclosure 

On 27th of December 2016 it was reported that: 

“During normal operations, gas alarm activated within the gas turbine (GT7010) enclosure. CCR operator 
sent  an  operations  technician  to  investigate. On  inspection,  it was  confirmed  that  there was  crude  fuel 
leaking inside the enclosure (approx. 20 litres into bunded enclosure). GT enclosure door was shut, and the 
machine shut down – gas detection instigated an unplanned facility muster.” 

The 3 day report submitted to NOPSEMA describes the loss of containment to be the result of the failure 
of  instrument  tubing  in  close  proximity  to  a  valve.  The  defective  fitting  was  removed  and  the  tubing 
blanked off. The damaged valve and tubing was sent to   to establish the cause of failure.   
Report “Examination of Failed Valve Instrument Tubing” (UPS Doc. No. 4900‐HS‐H0075‐02_0) summarises 
the cause of failure as following: 

“In  summary  then  it  is  considered  that  cracking  of  the  tubing  has  occurred  by  a  progressive  fatigue 
cracking  mechanism  with  the  presence  of  high  vibrational  loading  being  a  major  contributor  to  the 
failures.” 

The   report provides the following recommendations with respect to this type of failure: 

“It  is  advised  that  in  such  cases  where  high  vibration  is  present  that  suitable  fixtures  and  clamps  be 
employed to minimise movement of the tubing.” 

During the onshore inspection UPS advised that the equivalent tubing arrangement does not exist in the 
other turbine enclosures at the facility and that the remaining tubing within the enclosures was inspected 
to assess whether there were similar deficient tube supporting arrangements. UPS advised that based on 
their inspections, they believe the remaining tubing was adequately supported.  
The management of small bore tube and fittings is the subject of this report and is discussed in detail in 
section 3.5 of this report.  

4844 Reservoir isolation 

On 24th of January 2017 it was reported that: 

“LAMINARIA‐8ST4 not been in production since Oct 2016, a subsea campaign was required to dissociated 
[sic] the hydrate preventing flow. 
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During  this  campaign  (19th  to  the  24th  Jan)  the  PMV,  PWV  and AWV on  the  LAM‐8 were  found  to  be 
partially open during the initial ROV survey (GVI) despite the topsides control system registering them as 
closed.  At  the  time  it  was  assumed  that  the  likely  cause  was  the  hydrate  in  the  pipework  as  previous 
history indicated both valves as functional. 

The campaign progressed and the hydrate was dissociated successfully and the well was able to kick off 
production. As part of the campaign completion activities the function of the PMV and PWV were tested 
on the warm well. Analysis on  the results of  this  testing showed  that both valves are only able  to move 
from 100% open to ~75% open and that this restriction in operation is not likely to be caused by hydrates. 
This represents the failure of a primary and secondary well barrier. The integrity of the subsea production 
system isolation was confirmed by visual ROV inspection as far as possible. 

The well was subsequently stalled by shutting in gaslift and by closing the SSSV. It was however noted on 
the  pressure  temperature  transmitters  in  the  manifold  that  the  well  continued  to  flow  despite  the 
aforementioned measures. It was hence established that the SSSV is not closing as well and that the well is 
flowing without gaslift. The well was subsequently shut in by closing Lam‐8PIV and Lam‐8TIV.” 

In  its current state  the Laminaria 8 well cannot be  isolated via the Lam 8 XT valves  (i.e. PWV, PMV and 
SSSV) and therefore the subsea piping is at well pressure (less static head) between the wellhead and the 
manifold,  where  the  well  is  currently  isolated  (i.e.  Lam‐8  GIV,  TIV  and  PIV).  It  is  understood  that  the 
Laminaria‐8  well  is  not  capable  of  flow  without  gas  lift  and  therefore  the  risk  to  well  integrity  (and 
therefore OHS  risk)  is  understood  to  be  low.   UPS  are  currently  investigating methods  of  repairing  the 
valves, however it is understood that this may take up to 12 months and therefore the well may remain in 
its current state during this time.   

4850 High Potential Dropped Object 

On 13th of February 2017 it was reported that: 

“Cold water was being introduced into the waste heat recovery units to restart the system after conducting 
a repair to a heat medium pipework leak. The cold water introduced into a hot system caused flash off of 
steam  and  subsequent  vibration  of  the  pipework.  This  caused  the  corroded  heat medium  bypass  valve 
shroud to dislodge and fall approximately 8m to the deck below. The involved person was walking past the 
area to investigate the noise coming from the waste heat recovery unit when the shroud landed approx. 
1.5m from his position. The valve shroud weighs 2.75kg.” 

Due to the height and weight of the dropped object, the incident was assessed to have the potential to 
cause death or serious  injury. The  immediate action taken  in  response to  the  incident was  to make the 
area  safe,  restrict  access  and  initiate  an  investigation  into  the  root  causes.  The  investigation  was 
conducted by a site based “5 whys investigation” and via a Tap Root investigation which was headed up by 
the Northern Endeavour Operations Manager    

The investigations identified 3 root causes: 

1. The   had planned to abandon the facility in 2016,  
2. Lack of corrective maintenance to address corrosion, and 
3. TOP  was  not  in  place  for  deviation  from  start‐up  procedure;  no  risk  review  completed  for 

deviating from procedure. 
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November 2016 – Current Operator (Upstream Production Solutions) 
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In November, a hydrocarbon gas leak at a SBF was detected between two heat exchangers in proximity to 
the debutaniser  column. This was notified  to NOPSEMA  (Ref. NOPSEMA  ID: 4778). The  leaking SBF was 
repaired  by  cutting  out  a  section  of  the main  line with  the  failed  SBF  and  replacing with  a  new  spool 
without the SBF.  

December 2016 – Current Operator (Upstream Production Solutions) 

UPS commissioned   to inspect SBF fittings in process gas service. 51 fittings were identified. 27 of 
51 were subject to DPI and were found to be crack free. The remaining 24 could not be tested at the time 
due to access restrictions. Further inspections are planned for 2017 when the SBFs can be accessed.   

 December 2016 – Current Operator (Upstream Production Solutions) 

In  late  December  2016,  a  failure  of  tubing  in  the  GT  7010  turbine  enclosure  resulted  in  a  leak  of 
approximately 20  litres of  liquid hydrocarbon. This was notified  to NOPSEMA (Ref. NOPSEMA  ID: 4807). 
The damaged fitting was repaired by removing damaged fitting and capping the tubing.  

Implemented and Functional– Small Bore Piping 

Connections between small bore piping (e.g. DN 50 and smaller) and larger bore piping (DN 80 and larger) 
are susceptible to vibration induced fatigue (VIF) due to the fact that small bore piping  is  less rigid than 
the larger bore piping to which it is connected. Detailed guidance for the avoidance of failure of small bore 
connections  (SBCs)  due  to  VIF    is  provided  in  the  Energy  Institute  “Guidelines  for  the  Avoidance  of 
Vibration Induced Fatigue Failure in Process Pipework” (2nd Edition, 2008) and is endorsed by the Health 
and Safety Executive of the UK.  The document was initiated in response to a growing number of onshore 
and offshore process piping failures especially in systems deploying extensive use of duplex stainless steel.  

VIF leading to the failure of SBCs is usually induced by one of the following mechanisms.  

 Flow induced vibration. 
 Acoustically induced vibrations (high frequency). 
 Mechanically induced vibration (e.g. from compressors, pumps, pulsation). 

The  Northern  Endeavour  was  commissioned  in  1999  and  used  duplex  stainless  steel  (DSS)  piping  in  a 
number  of  systems  in  hydrocarbon  service.  DSS  is  susceptible  to  VIF  failures  because  it’s  corrosion 
resistant  properties  allow  the  specification of  thinner walled  pipe,  reducing  its  resistance  to VIF  failure 
mechanisms.  The  first  issue  of  the  Energy  Institute Guideline was  published  by  the Marine  Technology 
Directorate  in 2000 and  therefore post‐dated  the design of  the Northern Endeavour.  It may be  for  this 
reason that the historical record presented earlier in this section has shown multiple instances of cracking 
of SBCs and at least one instance where VIF may have lead to a loss of containment event (Incident 4778).  

For new plant, avoiding the failure of small bore connections (SBCs) is achieved primarily through design 
by avoiding the use of SBCs when practical or by correct supporting of the SBCs when not.   For existing 
plant which has not been constructed using current best practice to avoid VIF failures, the Energy Institute 
guideline suggests the following methodology for identifying and correcting those SBCs at risk: 

1. Qualitatively assess existing or new piping for potential risk of VIF failure.  
2. Undertake visual assessment of installations at risk in step (1) to verify risk potential. 
3. Conduct quantitative likelihood of failure (LOF) analysis for installations at risk from step (2). 
4. Use measurement or predictive techniques to verify items at risk from step (3). 

s 47G













 
Planned Inspection Report 

 

  Page 22 of 44   
    Objective ID: A542966 

National Offshore Petroleum Safety and Environmental Management Authority 
 

4 Attachments  

4.1 Attachment A – Meetings 

1. Pre‐Inspection Meetings 

The  pre‐inspection  meetings  were  held  on  27/2/2017  and  1/3/2017  in  order  to  discuss  the  proposed 
inspection scope and to ascertain senior management’s understanding and expectations of the OHS risks 
posed by the operation at the facility and the control measures employed to reduce risks to ALARP. 

The main topics discussed during these meetings were: 

 Review current status of recommendations; 

 Follow up on recent incidents; 

 Discuss management of small bore piping; 

 Discuss management of small bore tube and fittings; and 

 Discuss management of cargo tank overpressure/under‐pressure (MAE 02).  
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3. Post‐Inspection meetings 

A meeting was also held on 24 May 2017 in order to discuss the inspection findings.  People present at 
that meeting are listed below: 

Name  Position 

NOPSEMA Inspector 

NOPSEMA Inspector 

Operations Manager 

HSEQ Coordinator 

Engineering Manager Northern Endeavour 

The main points arising from this meeting were: 

 Draft report recommendations presented and explained 

 Draft report accepted by the operator 

 Discussion incident 4896 – Gas Leak 

 Discuss recommendation 1489‐10 
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