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RESUMEN

Durante la década de los noventa México comenzo a desarrollar un mercado interno de gas natural como
respuesta a la creciente importancia de las politicas de sustentabilidad generalizado a nivel mundial, asi como a
las mejoras en eficiencia de las plantas de ciclo combinado para la generacion de electricidad. Asi, se comenzo a

fomentar del uso de combustibles mas limpios y eficientes.

Tras la reforma a la industria de gas natural en 1995, México incursiond en procesos regulatorios que
permitieron impulsar esta industria mediante inversion complementaria de particulares en el transporte,
distribucién y almacenamiento de este energético. A su vez, Pemex desarrollé importantes reservas de gas
natural no asociado en el norte del pais. Con ello, dejé de ser un combustible de uso marginal para convertirse en
un insumo energético esencial de la economia moderna del pais. El gas natural penetré en todos los sectores
productivos y de consumo de manera directa o indirecta, convirtiendose en el combustible predilecto que podia

hacer compatible el progreso econémico e industrial con la preservacion del medio ambiente.

En consideracion a este contexto, y tomando en cuenta que la literatura que proporciona informacién
acerca de los procedimientos técnicos utilizados para el procesamiento del gas natural, es escasa; se desarrollo
este trabajo, mismo que proporciona una herramienta util de consulta que presenta una descripcion clara y
préactica de los procedimientos empleados para el transporte y tratamiento del gas natural en México y en varias

partes del mundo.




INTRODUCCION

Este documento se compone de cuatro capitulos que presentan una descripcién de varios de los
procedimientos técnicos empleados para el procesamiento y transporte del gas natural, asi como un analisis del
papel que desempeiia el gas natural en la economia de México, y concluye con un estudio ambiental acerca de la

explotacion de este energético.

Asi pues, al final de cada capitulo, se ofrece una perspectiva integrada del escenario actual, a escala
mundial y nacional. Para ello, primero, se presenta una descripcion de los yacimientos petroleros productores de
gas; una exposicion detallada de la composicion del gas natural y su transporte por los sistemas superficiales de
produccion hasta el punto de tratamiento o complejo de procesador de gas. En segundo lugar, va en el complejo
de tratamiento, se reseflan a los procesos a los que se somete al gas natural, con la finalidad de fraccionarlo y
obtenerlo en composiciones especificas que puedan ser comerciales y aprovechables para la industria energética.
En tercer lugar, se hace una exposicion de los aspectos estadisticos relacionados con la oferta y la demanda
nacional e internacional del gas natural, lo cual permite visualizar que el este recurso tomara mayor fuerza

especificamente en la generacién de energia dentro de pocos afios.

Del mismo modo, en el ultimo capitulo de este trabajo, se plantea la problematica ambiental resultado de
las preocupaciones de los paises en cuanto al desarrollo sustentable como una de las causas que estan detras de la

expansion del gas natural a escala mundial y nacional.

Con este desarrollo, se ilustran los hechos que crean la necesidad de implementar politicas energéticas
con programas tendientes a lograr un uso racional y eficiente de la energia y a la utilizacion mas balanceada de
todas las fuentes de energia primaria, en especial de aquellas que son altamente vulnerables a cambios en los

precios de venta.

Estas ideas pretenden alcanzar la propuesta de una estrategia en la que los objetivos del crecimiento y
desarrollo econdémico y la conservaciéon ambiental dejen de ser incompatibles del todo. Igualmente, esta
problematica conceptual y operativa revela la complejidad al momento de delimitar las dimensiones afectadas

por el crecimiento econémico.
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Capitulo I. Gas Natural

El gas natural, es una mezcla de hidrocarburos y de no hidrocarburos que se encuentran en proporciones
variables, en fase gaseosa o en solucion con el aceite crudo en los yacimientos naturales. Para diferenciar coémo
se encuentra en los yacimientos petroleros se ufilizan los términos:

e Gas asociado’: Gas natural que se encuentra en contacto y/o disuelto en el aceite crudo del yacimiento.

Este puede ser clasificado como gas de casquete (libre) o gas en solucién (disuelto).

e Gas no asociado': Gas natural que se encuentra en yacimientos que no contienen aceite crudo a las
condiciones de presion y temperatura originales.

En la Tabla 1.1 se presenta la composicion promedio que puede presentar una muestra de gas.

Tabla 1.1. Composicién promedio del gas natural (% en mol).

Componente  Gas Natural Seco  Gas Natural Himedo Fluido Condensado  Gas del Separador

N: 0.51 485 - -
CO; 0.67 0.24 047 -
C1 01.94 84.74 82.13 59.04
Cc2 311 5.68 6.37 10.42
C3 1.26 347 4.09 15.12
i-C4 0.37 0.30 0.50 239
n-C4 0.34 1.01 1.85 7.33
i-C5 0.18 0.18 0.55 2.00
C6 0.16 0.09 1.03 1.18
C7+ 1.35/100 0.25/100 2.03/100 0.8/100

Fuente: (Campbell, Maddox 1994)

En la Tabla 1.2 se presentan las propiedades de los componentes de los hidrocarburos presentes en el gas
natural y en la Tabla 1.3 de los no hidrocarburos presentes.

Los compuestos listados en la Tablal.2 son miembros de los alcanos o parafinas, con la férmula C,Hy,.».
El componente mas sencillo, el metano, es generalmente el mas abundante y se encuentra presente en forma
gaseosa; el etano (C,Hs), el propano (Cs;Hs) v el butano (CsHjo) pueden presentarse en forma liquida o gaseosa,
dependiendo de las condiciones de presion y temperatura; mientras que los pentanos (CsH;j;), hexanos (C¢His) v
heptanos (C;H;s), si estan presentes, siempre son liquidos.

Entre los componentes inorganicos que se pueden encontrar en mayor proporcion en el gas natural, estan
el nitrégeno (N), el acido sulfhidrico (H;S) y el dioxido de carbono (CO,). Los cuales reducen el poder
calorifico del gas. También puede contener una baja proporcion de otros compuestos como el helio (He), argon
(Ar); y trazas de kriptén (Kr), radén (Rn) vy Xenén (Xe). El dioxido de carbono, nitrégeno, argén y el helio
pueden ser de valor comercial si se encuentran en cantidades sustanciales. El acido sulfhidrico y el dioxido de
carbono se eliminan de la mezcla gaseosa por tratamiento quimico.

En la mayoria de los casos el gas natural también contiene vapor de agua proveniente del agua

intersticial de los poros del yacimiento. Este contenido de agua debe eliminarse para cumplir con el requisito de

! Fuente: Glosario de Pemex.



Procesos de tratamiento del gas natural

manejo y transporte del gas (ver caracteristicas del gas natural para su transporte y venta, apartado 1.6). La
eliminacion puede realizarse mediante diversos procesos, tales como: refrigeracion, absorcion en glicol o por el
uso de otros desecantes.

Generalmente, si la proporcién de condensados extraibles de hidrocarburos liquidos (etano e
hidrocarburos mas pesados) es muy baja (menos de 0.1 gal/1000 pie’ de gas tratado), el gas natural es llamado
“gas seco’’; los gases no asociados generalmente pertenecen a esta variedad. Si la proporcion es de 0.3 gal/1000
pie’, el gas de denomina “gas hiimedo”. En la Tabla 1.4 se muestra la composicién promedio que puede
contener el gas humedo y el gas seco.

En el caso de los gases humedos que contienen liquidos recuperables, se pueden clasificar de acuerdo al
contenido de condensado como: Rico < 2.5 GPM, moderadamente rico; de 2.5 a 5 GPM, muy rico > 5 GPM
(GPM galones de condensado por 1000 ft* de gas).

La clasificacion anterior se basa en el contenido de condensados, debido a su importancia como materia
prima en procesos petroquimicos. En el caso de que el etano no sea requerido como un liquido comercial, el
GPM puede basarse en el Propano (Cs.) e hidrocarburos pesados.

Por otra parte si una cantidad apreciable de acido sulfhidrico esta presente, el gas se le llama “gas
amargo”. Pero si el gas natural no contiene acido sulfhidrico se le denomina “gas dulce”. Estrictamente
hablando, “dulce” y “amargo™ se refieren a ambos gases (CO, y H,S) pero generalmente se aplica el término de
amargo so6lo cuando contiene 4cido sulthidrico

El 4acido sulfhidrico es una sustancia sumamente toxica, como se muestra en la Tablal.5. Puede ser
detectado a concentraciones menores que 1 ppm. Sin embargo, una exposicién prolongada a altos niveles de
concentracion hace que se pierda la sensibilidad al olor, por este motivo se requiere de un detector.

Antes de pasar al estudio de las propiedades del gas natural, es importante definir cuéles son las
condiciones estandar (c.s.), estas nos definen las condiciones de presién y temperatura base que se considera
imperan en la superficie de la mayor parte del territorio mexicano.

En México la presion base se considera de 14.65 Ib/pg’ y la temperatura base de 60 °F (latmy 15.55 °C);
todos los volumenes de gas usados de aqui en adelante existen a estas condiciones estandar a menos que se

indique lo contrario.
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Procesos de tratamiento del gas natural

Tabla 1.3. Gases inorganicos presentes en el gas natural.
= = s Dioxido de e = Sulfuro de
Propiedades Helio Agua @ Nitrégeno Carbono Hidrogeno Aire Hidrégeno
Formula condensada Hp H.0 N2 CO; H, - H.8
Punto de ebullicion °F -425.09 212 -320.45 -109.25 -422.95 -317.8 -76.49
Punto de fusion . °F - 32 -346 -337 -435.26 - -121.88
Presion, lbr'pulg2 32.99 31988 4931 1071 188.1 5469 1300
Constantes criticas
Temperatura, °F -450.31 705.16 -232.51 87.91 -399.9 -221.31 212.45
Densidad del Densidad relativa 0125 1 0.809 0818 0.071 0.874 0.801
liquido @ c.s.
Limite de
. . Alto - = = - - 4 43
inflamabilidad. %
Chmlenl Bajo - - - - - 742 455
aire
Fuente: The Properties of Petroleum Fluids; McCain, 1990.
Tabla 1.4. Composiciéon promedio de los gases seco y himedo.
% en Volumen % en Volumen
Componente Componente
gas humedo | gas seco gas humedo | gas seco
Metano 846 96 Iso-Pentano 04 0.14
Etano 6.4 2 n-Pentano 02 0.06
Propano 53 06 Hexano 04 0.1
Iso-butano 1.2 0.18 Heptano 0.1 0.8
n-Butano 14 0.12
Fuente: PEMEX, analisis PVT, activo Burgos y cuenca de Sabinas.
Tablal.5. Toxicidad del acido sulfhidrico.
Concentracion (ppm) Toxicidad del H;S en el humano Fuente
0.9 Limite de deteccion (OSHA ) OSHA
1 Olor caracteristico a “huevo podrido™ claramente detectable OSHA

10 Limite de exposicion permisible (PEL) los trabajadores pueden estar expuestos en jornadas OSHA
de 8 horas hasta 40 horas a la semana.

Exposicion limite a corto plazo (STEL) los empleados pueden tener 15 minutos de

15 o OSHA
exposicion.

100-150 Pérdida del olor de 2 a 15 minutos NSC

150-200 Pérdida del sentido del olfato de 2 a 15 min. Hemorragia y muerte de 8 a 48 horas. NSC

500-600 Colapso, inconsciencia, de 1 a 2 minutos. NSC

600-1500 Colapso, inconsciencia, muerte de 1 a 2 minutos. NSC

Fuente: Manual de Seguridad v manejo de acido sulthidrico; NSC (Consejo Nacional de Seguridad (1982), Chicago). OSHA
(Administracion de Seguridad Ocupacional y Salud (1990)). “Industria General de Estandares e Interpretaciones™. Washington.




Capitulo I. Gas Natural

L.1 Diagramas de fase

En la industria del gas natural, se requiere conocer sus propiedades para realizar de manera adecuada su
produccion transporte v venta. Entre estas propiedades, estan la viscosidad, densidad y composicion; las cuales
varian en funcién de las condiciones de presion, volumen y temperatura, a las cuales se encuentra el gas. Por otro
lado, el poder calorifico es una propiedad que determina en gran parte el valor comercial del gas; y es afectado
por la composicion del mismo.

Como se menciond en apartados anteriores, existe una gran variedad de componentes quimicos
organicos e inorganicos que forman parte de una mezcla de gases que se encuentran dentro del yacimiento. Esta
mezcla de gases (gas natural) se comporta de una manera en particular, dependiendo de los elementos que las
componen asi como las condiciones de presidn y temperatura existentes, desde el yacimiento hasta la superficie.

Para poder disefiar las instalaciones superficiales de produccidn (tuberia, separador, estrangulador, etc.),
es de vital importancia saber cual es el comportamiento de fase que se va a presentar en el yacimiento y en la
superficie durante la explotacion, para lo cual pueden utilizarse los diagramas de fase. Estos diagramas son una
representacion grafica de las fronteras entre diferentes estados de la materia (Solido, liquido y gas) presentes en

el yacimiento y la superficie.

Figura 1.1. Superficie PVT para una sustancia que se expande al congelarse. (Fuente: Wark, 1984).

Para cualquier sustancia pura, se puede representar graficamente las relaciones existentes entre la
presion, volumen especifico y temperatura en un diagrama tridimensional como el de la Figura 1.1. En él se
aprecian tres regiones, S, L, G, en las cuales el cuerpo se encuentra en una unica fase, sélida (hielo), liquida
(agua), y gaseosa (vapor). En cada una de estas regiones, el estado del cuerpo viene determinado por dos
cualesquiera de las tres propiedades que definen los ejes.

Entre las regiones se encuentran situadas las de transicion o bifasicas, en las cuales coexisten dos fases

en equilibrio: liquido-vapor, solido-vapor, y solido-liquido. La region sélido-liquido comprende de "a" a "b", v

6



Procesos de tratamiento del gas natural

el volumen en "b" es mayor que en "a"(ver Figura 1.1). En las regiones bifasicas, las propiedades de
temperatura y presion son funcién una de la otra, por lo cual, si una de ellas varia, también lo hace la otra. Por
esta razén, no puede definirse el estado de un cuerpo conociendo estas dos propiedades, (que seria lo mismo que
conocer solo una, ya que la otra no es independiente), sino que debe utilizarse el volumen especifico y una
cualquiera de las dos citadas, presion o temperatura.

A lo largo de la linea donde pueden existir tres fases en equilibrio; se denomina "linea o puente triple" y
constituye el lugar geométrico de los "puntos triple". El punto triple, representa la presiéon y temperatura a las
cuales el sélido, liquido y gas coexisten en condiciones de equilibrio.

Para una mezcla de hidrocarburos, este diagrama tridimensional puede proyectarse sobre dos ejes
coordenados de Presién vs. Temperatura, como se muestra en la Figura 1.2, consisten en una curva denominada

“envolvente de fase”, misma que esta dividida en dos curvas:

1. Curva de burbujeo (ebullicién): es el lugar geométrico que representa todos los puntos de presion-
temperatura a los cuales las moléculas de liquido se liberan formando una pequeiia burbuja de gas, al
pasar de la fase liquida a la regién de dos fases.

2. Curva de rocio (condensacién): es el lugar geométrico de los puntos, presién-temperatura, en los

cuales se forma la primera gota de liquido, al pasar de la regién de vapor a la region de dos fases.

PRESION
Curva de rocio

GAS

TEMPERATURA

Figura 1.2. Diagrama de fase de una mezcla de dos componentes con su linea de expansién isotérmica,12 . (McCain, 1990).

El lugar geométrico donde se juntan la curva de burbujeo y de rocio se denomina “Punto Critico”, y es
el estado a condicién de presion y temperatura para el cual las propiedades intensivas de las fases liquida y

gaseosa son idénticas.

Dentro de la envolvente de fase, se encuentran las “Curvas de Calidad” que representan diferentes



Capitulo I. Gas Natural

concentraciones de liquido, que presenta la mezcla de hidrocarburos contenida en el yacimiento, a determinadas
condiciones de presion y temperatura.

Asi, considerando las caracteristicas de los fluidos producidos, se tienen yacimientos de: aceite negro,
aceite volatil, gas seco, gas hiimedo y gas y condensado.

A continuacion, se representan los diferentes tipos de diagramas de fase, que se pueden obtener al

analizar una muestra de fluidos procedente de un yacimiento de gas.

. Gas seco

Como se menciono, este tipo de yacimiento se compone principalmente de metano. Se encuentra en el
yacimiento y en la superficie en fase gaseosa. No presenta ningun tipo de condensado.

En la Figura 1.3, la linea 12 representa una reduccion de presion isotérmica en el yacimiento. También
se muestran las condiciones en el separador. En esta Figura, se puede identificar que, aunque decline la presién

en el yacimiento, la mezcla de hidrocarburos se mantendra en estado gaseoso, tanto en éste, como en la

superficie
1® Presion en el
vacimiento
Linea de puntos
de rocio
GAS SECO
“
'S
:
28
® Separador
TEMPERATURA
Figura 1.3. Diagrama de fase de un gas seco. (McCain, 1990).
. Gas humedo

Su composicion quimica presenta un mayor porcentaje de gases mas pesados (etano, propano, etc.) que
los yacimientos de gas seco. Este tipo de gas se encuentra en el yacimiento en fase gaseosa, pero en superficie
presenta una pequeifia cantidad de condensados, estos condensados generalmente son incoloros y de densidad
mayor a los 60 “APL

En la Figura 1.4, la linea 12 representa una reduccion de presion isotérmica en el yacimiento y las
condiciones en el separador. Con la declinacién de la presion, la mezcla dentro del yacimiento permanece en

estado gaseoso. Al continuar con la explotacion, se presentan condensados en superficie (en el separador).
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1@ Prezion en el
yacimiento

linea de puntos
de rocio

CAS HUMEDO

PRESION

% Liquid

(]
Separador

TEMPERATURA

Figura 1.4. Diagrama de fase de un gas hiimedo. (McCain, 1990).

. Gas retrogrado

En el yacimiento, la mezcla de hidrocarburos se encuentra originalmente en estado gaseoso y al haber un
decremento de la presion, se origina un cambio de fase gas a liquido (punto 2). Al continuar la deplecion, el
liquido condensado del gas forma liquido en el yacimiento; este liquido, normalmente no fluye y no puede ser
producido.

En la Figura 1.5, la linea 123 representa una reduccion de presién isotérmica en el yacimiento, ademas

de las condiciones en el separador. Los condensados que se presentan regularmente son incoloros y de densidad

entre 40 y 60 “APL

Presion en el
vacimiento 19

linea de
puntos de rocio

PRESION

® Separador ®
-

TEMPERATURA

Figura 1.5. Diagrama de fase de un gas retrogrado.(McCain, 1990).
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L.2 Propiedades del gas natural

El primer problema que surge en relacion con la determinacién de las propiedades de los fluidos, es la
falta de algunos analisis PVT de laboratorio. El analisis con que se cuenta, generalmente, es una separacion
diferencial, realizada a la temperatura del yacimiento, bajo condiciones de equilibrio; sin embargo, al pasar los
fluidos a través de la tuberia de produccion y por la linea de descarga, su temperatura disminuye vy el gas
liberado no es el que corresponderia a condiciones de equilibrio, lo que acarrea un margen de error. Para conocer
las propiedades de los fluidos a diferentes presiones y temperaturas, se utilizan las correlaciones (cuando se trata
de aceites negros), o bien, analisis composicionales cuando se trata de aceites volatiles y condensados. Aqui se
presentan algunas correlaciones para determinar las propiedades del gas natural. Al usar correlaciones, se
sobreentiende que se obtendran valores aproximados de las propiedades mencionadas.

De aqui en adelante, las ecuaciones correspondientes a algunas de las correlaciones de yacimientos de
gas, se dimensionaran en las unidades que se manejan mas comunmente (unidades de practicas de campo) y

como se encuentran en la literatura.

Densidad relativa del gas

En los célculos de las propiedades de los fluidos se utilizan tres tipos de densidad relativa del gas, por lo
que es conveniente distinguirlas. La densidad relativa del gas que generalmente se tiene como dato es la del gas

producido (y;). Cuando no se tiene como dato se puede calcular de la siguiente manera:

n
v q._
27 0
‘g
1.
Donde:

n = numero de etapas de separacion.
9 = gasto de gas a la salida del separador (pie® gas @ cs /dia)
Ve = es la densidad relativa del gas en la salida del separador.
s = gasto de gas total producido (pie3 gas (@ cs /dia)

La densidad relativa del gas disuelto puede obtenerse con la correlacién de Katz*:

Yea =025+ 0.02°API+Rs X 10 (0.6874 - 3.5864 °API) (2)
°API=(141.5/y,) - 1315

% (Katz. DL : 1942)

10
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El gas que primero se libera es principalmente Metano (y,¢ = 0.55). Al declinar la presion se vaporizan
los hidrocarburos con mayor peso molecular. aumentando tanto y.r (densidad del gas libre) como 7.4 por tanto:
Yed = Yef 20.55.

La densidad relativa del gas libre puede calcularse mediante la siguiente ecuacion:

R Ry 5
R—Rs
Donde:
R = Relacion gas-aceite instantanea ( pie3gas @ cs /blycese @ c8)
Rs = Relacion de solubilidad  ( pie3gas gisuetto (@ €3 /blaceste @ c8)

El numerador de esta ecuacion debe de ser positivo. dado que R >Rs. Por lo tanto, el valor de y, que se
use como dato. debe ser mayor o igual que el de y44 obtenido con la ecuacion (2), usando R en vez de Rs.
Es necesario considerar esta situacion, calcular primero y.4 como se indic6, comparar su valor con el de

Yey Y SUSHIUIL Yoq POT Yo 81 Yo <Yead-

Relacion de gas-aceite
Son los pies cubicos de gas producido por cada barril de aceite producido, medidos ambos voliumenes a

condiciones estandar.

Relacion de solubilidad

Son los pies cubicos de gas disuelto en el aceite a ciertas condiciones de presion y temperatura, por cada

barril de aceite en el tanque, medidos ambos volumenes a condiciones estandar.

Factor de volumen del gas

Se define como el volumen de una masa de gas medido a presidn y temperatura del yacimiento, dividido

por el volumen de la misma masa de gas medido a condiciones estandar.

De acuerdo con la ecuacion de los gases reales se obtiene:

0.02825(T +460)
Bg = ( 4)
P
Donde:
Bg = Factor de volumen ( pies3gas @ cs/ pie3mite @ cs)
T = Temperatura (°F)
P = Presién (Ibg/ pulg®)
z = Factor de compresibilidad

11
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Densidad del gas libre

La densidad del gas libre estd dada por la siguiente expresion:

P, = % (5)
Sustituyendo la ecuacion (4) en la (5):
2.7044Py .
Pg = m (6)

Donde:

Pg = Densidad del gas (lb,,/ pieS)
z = Factor de compresibilidad
T
P

Temperatura (°F) R
Presion (Ibg/ pulg”)
Yaf = Densidad relativa del gas libre

Factor de compresibilidad del gas®

Se denomina también factor de desviacion o factor de supercompresibilidad. Es un factor que se
introduce a la ley de los gases ideales para tomar en cuenta la desviacion que experimenta un gas real con
respecto a un gas ideal. A continuacién, se muestra un procedimiento para calcular Z, a partir de las propiedades
denominadas pseudocriticas y pseudoreducidas (este término se utiliza cuando se realizan calculos con
sustancias que no son puras, como es el caso del gas natural).

Existen diferentes correlaciones para calcular las propiedades pseudocriticas de un gas. Las curvas
correspondientes a los gases se han establecido utilizando el gas de los separadores y vapor, obtenidos de los
tanques de almacenamiento. Este gas contiene altas proporciones de Metano y Etano. Standing®, sugiere el uso
de las curvas de “condensados™ en los calculos que involucran gases en equilibrio con el aceite, y el uso de las

curvas correspondientes al gas para gases superficiales.

La ecuacion para gas superficial es:

Tpc =167+316.67y,, (7)

Ppc=702.5-50y, (8)
La ecuacion para gas humedo es:

Tpc =238+210y,. (9)

Ppc=740-100y (10)

Las siguientes ecuaciones, permiten calcular por iteracion (ensaye y error), el valor de Z:

: (Benedict, M., et. al ;1940)
* (standing, M.B. v Katz, D.L; 1942)
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T +460
Tpr:F (11)
P
Pp.":a (12)
p.=0.27Ppr/ ZIpr (13)

Z=1+(4+ 4/ Tpr+ 4/ T)p, + (4 + 4 Tpr)p} + A4p, [ Tpr+(4p, 1 T,)(1+4p ) exp(—4p,")

(14)
Donde:

Tpc = Temperatura pseudocritica

Ppc = Presion pseudocritica

Tpr = Temperatura pseudoreducida

Ppr = Presion pseudoreducida

z = Factor de compresibilidad del gas

Pr = Densidad pseudoreducida (lby,/ piej)

T = Temperatura (°F)
4, =031506 A, =-0.5783 4. =-0.6123 A, =0.68157
4, =—1.0467 4,=0.5353 A, =-0.10489 4, =0.68446

El procedimiento consiste en suponer un valor de Z y obtener p;, para ese valor supuesto. Se calcula Z
con la ecuacion (14) v se compara con el supuesto. Si no coinciden estos valores, se hace para la siguiente
iteracién el valor de Z supuesto igual al valor de Z calculado. El procedimiento se repite hasta obtener una

tolerancia preestablecida.

Correcciones para el factor de compresibilidad del gas por presencia de otros gases
Las propiedades pseudocriticas de gas que contengan cantidades apreciables de CO, y H,S, pueden
calcularse por el método de Standing-Katz, modificado por Wichert y Aziz". La modificacién de este método

consiste en usar un factor de ajuste (g3) para calcular la presion y temperatura pseudocriticas:

I"pc~TIpc—e, (15)
P'pe=PpeT pc(Ipc+Y, ((1-Y, ()&,) (16)

€3 se determina con base en las fracciones molares de CO; y H,S de la siguiente manera:
5(°R)= 120(1%; - Yéﬁ )HIS(Yes —Yis) 17

*(Wichert, E. v Aziz, K. ;1972)

13
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Donde:

Yoo, = suma de las fracciones molares de CO,, H,S

H38

Y, ¢ = fraccién mol de H,S

s

Los valores de T'pc y P'pc asi obtenidos, se usan en vez de Tpc y Ppc a partir de la ecuacion (11) para el

calculo del factor de compresibilidad Z.

Viscosidad del gas natural

. . . .. &
La viscosidad del gas se obtiene con la correlacién de Lee".

. = Kx10™ exp(x(p, /62.428)") (18)
. (9.4+0.5794y ) /(T +460)"
= - 19
209+550.4y,, +(T +460) ()
Donde:
Y=24-02X (20)
986
X =35+ +0.2987 21
T +460 s 2
g = Viscosidad del gas natural (cp)
T = Temperatura (°F)
Yar = Densidad relativa del gas libre
Pg = Densidad del gas (lb,,/ pieS)
Viscosidad del gas natural corregida por presencia de otros gases contaminantes’
La viscosidad del gas natural corregida por contaminantes se obtiene de la siguiente manera:
Hy =t +Cy +Crp +Cp s (22)
Cy, =Y, (8.48x107 logy, +9.59x107) (23)
Ceo, =Yoo, (9.08x10°° logyg +6.24x107) (24)
Cys= }’:;1"5(8.49.\’10_3 log Ve +3.73x107) (25)

Donde:

[, = viscosidad del gas con la ecuacion (18) (cp) C; ¢ = correccioén por HyS
Cy, = correccién por N; Y,, = fraccién mol de N,
Cp. = correccion por CO, Y,

¢ = fracciéon mol de CO;

f(Lee, AL, et al: 1942)
7(Carr, NL.. et. al.; 1954)

14
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L.3 Flujo de gas por tuberias

Una vez realizado el analisis de las propiedades del gas natural, surge el problema del disefio de sistemas
de transporte de gas a través de tuberias. Para realizar un disefio adecuado, primero se deben identificar con la
mayor precision posible las propiedades del fluido que conforma la mezcla de hidrocarburos (en este caso se
estudia el gas natural) que se desea transportar. En el apartado anterior, se presentaron una serie de correlaciones
practicas por medio de las cuales se pueden obtener aproximaciones aceptables de estas propiedades. Estas
aproximaciones sirven como base fundamental para el disefio del sistema de transporte a traves de tuberias. En
este apartado, se presenta una serie de modelos matematicos practicos que pueden ser aplicados en el disefio de
tuberias para el transporte de gas desde el yacimiento, hasta los separadores, v de los separadores hasta los
centros de distribucion que se encargan de su tratamiento.

Por medio de la siguiente ecuacion simplificada® obtenida a partir de un balance de energia se puede
evaluar las pérdidas de presion por friccidon en gasoductos horizontales en unidades que se ufilizan en el campo,
donde se considera la altura (h) igual a cero. También puede calcularse la presion de fondo estatica en pozos de

gas verticales conforme se describira mas adelante:

{
5 5 F
B -ry=( L | -2
461.346” )| T, +460 )

\( ¢*7.Z(T +460)L ) Prh )
Gk +0.03756| =——£— |
a Z(T +460) |

Donde:

P;= Presion de envio (Ibgpulg?) . - - .
! (Ibspulg’) Z =TFactor de compresibilidad a presion y temperatura media

2= Presién de descarga (Ib/pulg’) h = Diferencia de alturas (pies)

= Diametro del gasoducto (pulg)

f = Factor de friccion =(-2log(£/3.715d))” (flujo turbulento)’
= Longitud del gasoducto (millas)

Tp= Temperatura superficial (°F) P, = Presion base (Ib/pulg’)

- P = Presion media, se recomienda el uso de la ecuacion descrita
= Temperatura del gasoducto (°F)

posteriormente (Ibgpulg?)

A partir de un balance de energia, numerosos autores han presentando ofras ecuaciones de flujo de gas
por tuberias como se muestra en la Tabla 1.6. Estos célculos se hacen bajo las siguientes suposiciones:
- Flujo en régimen permanente.
- Flujo de una sola fase, y

- Energia cinética despreciable.

El factor de compresibilidad (Z), en la mayoria de las ecuaciones debe calcularse a las condiciones

medias de flujo.

g (Garaicochea, PF__ et al; 1991)
? (Lozano, V.E.; 1990)
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Presion media'® 1 12

Como la distribucién de presiones en un gasoducto no es lineal, se recomienda el uso de la siguiente

expresion para obtener la presion media:

L¥S)
|
oY,

Nl
I
| o

292y
|
%

Eficiencia de ﬂujcn12

Al igual que el flujo de liquidos por tuberias, la eficiencia de flujo (E) es el factor de ajuste para

compensar los efectos de corrosion, erosion, rugosidad e incrustaciones, que no se consideran en la deduccion de

las ecuaciones de flujo, de tal forma que los resultados que se obtengan deben ser corregidos para obtener el

gasto real. Los valores méas comunes de E para flujo de gas segtin Ikoku'' se presentan en la Figura 1.7.

Para calcular el gasto real de una linea, su gasto teérico se multiplica por el factor E. Para corregir las

pérdidas de presion calculadas, éstas se dividen por la raiz cuadrada de E.

Para calcular el diametro:

L

d= = (IK(PIZ—P;—(0.03?56ﬁyg}rf(z(f+460)))))(;;

4

Donde:

FJ Presion media (Ibf/pulg?)

Presion de envio [lb{pulgz)

Presion de descarga (Ib#pulg?)

Longitud de la tuberia (millas)

Diferencia de alturas entre la descarga vy la entrada

de una tuberia (pies)

% (Garaicochea, PF., et. al ; 1985)
Y (Ikoku, C.U.; 1984)
2 (Cullender, M.H. and Smith, RV)

K4=

02

Factor de compresibilidad a P v T
media.

Gasto total de gas producido (pie’/seg)
Densidad relativa del gas

Factor definido para cada ecuacion en

la Tabla 1.6

(28)

16
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Tablal.6. Ecuaciones de flujo para tuberias horizontales.

ECUACION

Ecuacion 25:

) 5 0.3
B -P] 5
gg:K{il i 2] d*

Clinedinst™:

pr

Por Por, 0.3
P ._P'
qg:k-l|:J‘TWder_J‘ Pdp} d2.5

[ 0

z

Panhandle AM:

roa 5 705394
6, -5 | BE } 220
Panhandle Bls:

- 0.510
Rz _P; 2.530
s
\Veymouthlﬁ:
p-p1
- 1~ 42 8/3
s
Cullender'’:

= e 1]
o s [22GD+ 8@ +DT
£ 4 I

Z

Ec. (13)

Ec. (13)

Ec. (13)

Ec. (13)

Ec. (13)

Ec. (13)

Factor de friccion

64/Nre
(—2log(g/3.715d))™

64/Nre
(—2log(g/3.715d))™

-0.1461
1 (g7
220 d
l q ;V -0.03922
0.008
d0.33
64/Nre

Valor de K4

03 0.3
T, +460 1
K, =461.346| = - E
P Sy, z(T +460)

0.3 05
Z,Ppc(T, + 460
K, =100.64ZPeL #4601 1 1 E
P, 7 L(T+460) | \f
T+ 460 1.0788 ] 04608 1 05384
K, =435.87| == — —\ E
F Ve z(T +460)

T +460) (1) R
2 Ve z(T+460)

0.3
K, =433.49[T° +460] _ !
0 zy (T +460)
© _[7.58x10° " AR =(R-P)
) ygf AP, = (ﬁ_Pz)

Tabla 1.7. Valores mas comunes de E para flujo de gas segin Tkoku''

Linea Contenido de liquidos (gal/ MMpie) E

Gas seco 0.1 0.92
Gas hiimedo 72 077
Gas y condensado 800 0.60

! Duplica también las condiciones de flujo bifasico al considerar una integracion rigurosa de la ecuacién de energia.
™ Se recomienda en tuberias de didmetros reducidos o sistemas de recoleccion secundarias (d< 16 pulg)
15 Esta disefiada para tuberias de gran longitud o de altas presiones o lineas troncales de recoleccion (d > 16 pulg). Z debe ser calculado a las condiciones

medias valaP; v Pa

lf Se recomienda para tuberias de didgmetro v longitud reducidas (d < 15 pulg)
' Se emplea para calcular Py, P,y conocer la presién a lo largo de tuberias horizontales sin restriccién en el didmetro. Se recomienda usar & = 0.00065 y
0.0007 pulg para pozos de gas v lineas de gas respectivamente. Puede aplicarse a cualquier condicion que prevalezea en el sistema de transporte.
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Nivel base'®

Al emplear la ecuacién (26) se debe tener cuidado en la determinacion del signo de A. esto significa que
la diferencia de alturas entre la descarga y la entrada de una tuberia se debe referir a un nivel base y se considera

el sentido positivo hacia arriba.

Pozo P; (presion conocida) Signo h P, (presion calculada)
PypoP + Ps0 Py
Productor (flujo ascendente)
P\\'f - Pﬂl
Pﬂl + ow
Inyector (flujo descendente)
P\\'f - Pﬂl

Las pérdidas de presion por friccion se expresan segtin Darcy™, como:

p. LV

AP =f=-= (29)
=

p, =0.0764y, /B, (30)

Por ofro lado, las pérdidas de presidon en un sistema vertical debido al cambio de elevacion de la

siguiente forma:
AP = ph (31)

De las ecuaciones (28) y (29) se tiene que:

_[2.?044] Py,h o)
¢ 144 ) Z(T +460)
Ya que Ap. = P;-P;, de la ecuacidn (31), se tiene:
I_ch,h
P-P =001878 =————— (33)
Z(T +460)
Multiplicando ambos miembros por (P, + P,)/2; se obtiene finalmente:
. I_Jz h
B -P’= 0.3?56__# (34)
Z(T +460)

'3 (Garaicochea, PF., et. al ; 1985)
'® (Darcy, MH.; 1857)
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Donde:

T = Temperatura media (°F) d = Diametro (pulg)

Ys = Densidad relativa del gas = Factor de friccion

P = Presion media (Ibypulg’) 4 (—2log(/3.715d))™ (flujo turbulento)

P, = Presion de envio (Ib/pulg’) g. = Factor de conversion de la

P, = Presién de descarga (lbp"'pulgz) Segunda Ley de Newton (lby, pie/lb; segz)
h = Espesor de formacion productora (pies) v = Velocidad de flujo (pies/seg)

= Factor de compresibilidad a P y T media

La ecuacion (34) permite cuantificar exclusivamente las pérdidas de presién por elevacidn, también se
puede determinar la Pws (presidon de fondo estéatica), cuyo conocimiento permitira analizar las condiciones de
flujo, tanto en el yacimiento como en la tuberia vertical y normar el criterio de eleccién de aparejo del pozo. La

solucion de esta expresion es por ensayo y error, y puede resumirse en el siguiente algoritmo:

1. Recopilar la siguiente informacion: Ve ]_", hy Py,
2. Suponer una Py,
3. Obtenerla p (P=(B —P,/2))

4. DeterminarlaZa I_3y T.
5. Calcular el nuevo valor de P
6. Si la diferencia enftre la p,,, supuesta y la calculada se encuentra dentro de la tolerancia preestablecida, el
valor de la pys supuesto es correcto. En caso contrario se asume el valor calculado como supuesto vy se
repiten los pasos 2 a 6, hasta obtener la aproximacion establecida.
Sistemas complejos de transporte y recoleccion 20212223
Hasta aqui, sélo se ha representado el flujo de gas a través de tuberia de diametro constante a lo largo de
toda su longitud, pero esto es muy raro de encontrar en un sistema real de transporte, ya que en la mayoria de
ellos estdn compuestos por varias secciones de tuberias con diferentes didmetros, o bien, por varias lineas
paralelas entre si. Como resultado, se encuentran en la practica sistemas complejos de tuberias. A continuacién

se describen ecuaciones desarrolladas para flujo en sistemas de tuberias que no son de diametro continuo.

% (Lozano, V.E.; 1990)

2 (Ikoku, C.U.; 1984)

2 (Katz, D.L et al.; 199

¥ (Huntington, R.L.; 1950)
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) Tuberias en serie

Si una linea de transporte o recoleccion se constituye de secciones de diametro diferente, el gasto se
puede obtener al determinar longitudes equivalentes a un didmetro comun, o bien, en diametros equivalentes a
una longitud comun. A partir de este razonamiento se pueden obtener las dimensiones de una sola linea con un

gasto equivalente al del sistema original.

—
P:=1900 Ib/pg* 14pg P = 1500 Ib/pg®
16
w
| 10 millas | 10 millas | 15 millas |
I T I |

Figura 1.6. Ejemplo de un sistema de tuberias horizontal en serie (Lyons, 1996).

La suposicion unica para desarrollar este concepto es que se consideran constantes todos los términos de

las ecuaciones, excepto L, d v f encontrandose la siguiente expresion general:

d* —n Lf
LE =—» =+ L (35)
f i=1 d-al
Tablal.8. Valores de a; y a,

ECUACION a ay
Ecuacion25 2.500 0.5
Panhandle A* 2618 -
Panhandle B~ 2530 )

Weymouth® 2.667 0.5

Mediante el siguiente ejemplo se describe el calculo de la longitud equivalente de una tuberia en serie
con los datos de la Figura 1.6 aplicando la ecuacion correspondiente.

Suponiendo una € = 0.0006, los valores de f para cada seccidén suponiendo un flujo completamente

turbulento son:

f,=0.01025
£,=0.01001
£, =0.00981

‘4 Se recomienda en tuberias de diametros reducidos o sistemas de recoleccion secundarias (d< 16 pulg). (Garaicochea, 1991).
= Esta disefiada para tuberias de gran longitud o de altas presiones o lineas troncales de recoleccion (d > 16 pulg) (Garaicochea, 1991).

¥ Se recomienda para tuberias de didmetro v longitud reducidas (d < 15 pulg)
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De la ecuacion 34, escogiendo la linea de 16 pulg como referencia y seleccionando los valores de a; v a,

de la Tablal.8 anterior se tiene que:

I = 167 [(10)(0,010253)+(15)(0,009814)

E +10=102236.4(139.8x107° +35.4x107°) + 10 = 27.9millas
0.010016 14> 18>

Este resultado indica que una tuberia de 16 pulg con longitud de 44.9 km (27.9 millas), entregara el

mismo gasto y producira las mismas pérdidas de energia que el sistema al que sustituira.
. Tuberias en paralelo

En un sistema de tuberias en paralelo, se tienen las mismas pérdidas de presion en cada una de las ramas
y el gasto total equivale a la suma de los gastos de cada rama, o lo que es lo mismo, a obtener un didmetro

equivalente al nimero de ramas consideradas. La expresion para evaluar el gasto total es:

" o
qr = C - (36)
i=1 f -

Donde C representa todas las variables de la ecuacion de flujo excepto el diametro y el factor de friccion.

Analogamente para encontrar un didmetro equivalente:

dg = 7*” A (37)
0 i=1
r
do
| |
y d
le »l
L1 LJ
[« >

Figura 1.7. Sistema de tuberias en paralelo (Garaicochea, 1991).

Si se desea determinar la longitud de una linea paralela que satisfaga los aumentos de demanda, puede

emplearse la siguiente ecuacidn:
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S
dy ) \ 1,

q: = Gasto antes de efectuar la instalacion (pie’/dia @cs)

Donde:

q»= Gasto después de efectuada la instalacion (pie’/dia @cs)

x = Fraccion de la linea original que se va a conectar a la nueva tuberia.
dy= Diametro interior de la linea paralela (pulg)

dy= Diametro interior de la linea original (pulg)

tfy= Factor de friccion de la linea original.

f, = Factor de friccion de la linea paralela.

A continuacion se describen los calculos necesarios para obtener la longitud equivalente de un sistema

en paralelo como el de la Figura 1.7.

|o 30 millas o
- -

100 millas

Lt -
< L

Figura 1.8. Esquema de un sistema de fransporte en paralelo para ejemplo (Garaicochea, 1991).

Convirtiendo la seccién en paralelo de 30 millas, en una sola linea a un diametro equivalente al de las

dos lineas consideradas, se tiene:

E

. 0102537 . (0.010253
s {00102 1 (16~-°+(00102

0.5
= 71 (14)>° =1778.035pg™>’
0.010016 0.010016

En estas condiciones el sistema es ahora de dos secciones en serie, una de 30 millas y otra de 70 millas.

Aplicando el procedimiento del ejemplo anterior, se tiene que:

~(19.95)* [?0(0.010016)
£ 0.00964 16%°

] +30=156.23millas (251.2km)

-2
(8]
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Presencia de condensados

En las ecuaciones anteriores de flujo, se ha considerado solamente una fase, esto significa que sera
necesario efectuar una correccion a la densidad del gas, por la presencia de condensados del gas en la corriente
de flujo, y poder asi, efectuar una evaluacién mas precisa de las caidas de presion. Por regla general la
evaluacion de tal efecto se obtiene a traveés de alguna correlacion de flujo multifasico; sin embargo, aplicando la
correccidon mencionado a la densidad del gas pueden obtenerse resultados aceptables.

.. 27 - .
Ecuacion de Razaza y Katz = para corregir Y. por presencia de condensados.

4584
+ Vs
y —— R (40)
"€ 132800
1+
M ORL
Donde:
7y = Densidad de la corriente de flujo
¥g = Densidad relativa del gas
¥, = Densidad relativa del condensado
M = Peso molecular del condensado
R ;. = Relacion gas-liquido ( pie3ga.s @ cs /blijquido @ cs5)
6084 4429y,
= = 41
“API 59 1.03—7, 0
Para calcular el factor Z se utilizara y, . envezdey,
Ecuacién de Vitter® para corregir Ye por presencia de agua y condensados:
4591
g+ 201
y = R (42)
e 1123
1427
R,

Donde:

¥; = Densidad ponderada, por agua y condensados.

R ;. = Relacion gas-liquido ( pie3ga.s @ cs /blijquido @ cs5)

Y (Katz, D.L et. al.; 19%)
3 (Peffer, 1. W.; Miller, M.A. and Hill, AD.; 1988)
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Ecuacién de Ikoku® para ajustar al gasto de gas por presencia de liquidos.

GE, - 133037y,
Mo

GE, = equivalente en gas del condensado ( p,r'es; /bll a cs) por tanto, el gasto total de gas, esta dado por:

QTg = Qg + (GEO )go (44)

El efecto de la presencia de condensados mediante el empleo de estas ecuaciones solo proporciona

resultados aproximados.
Medicion del gas en las tuberias

La medicién de gas y aceite, en la industria petrolera, tiene como objetivo, el control de la produccion.
Se conoce como sistema de medicion a un conjunto de elementos que indican, registran y/o totalizan el fluido
que pasa a través de ellos y que se transfiere, ya sea de una entidad a otra o entre diferentes divisiones de la
misma entidad.

En la industria del petréleo son empleados principalmente los medidores del tipo diferencial, aunque
existen gran variedad de medidores basados en principios diferentes como son los de desplazamiento positivo,
turbomedidores y los computadores de aceite y contenido de agua.

Para medir grandes cantidades de gas se emplea ampliamente el medidor de placa de orificio (Medidor
del tipo diferencial).

Este aparato no mide volumenes, sino que registra las presiones de flujo y a partir de estas presiones, se
efectia el calculo del gasto de flujo circulante. Esto es posible, utilizando las relaciones que existen entre las
presiones y las velocidades y entre esta ultima y el gasto, que es lo que se trata de conocer. Este tipo de
medidores estan formados por un elemento primario que registra la presion diferencial y por un elemento
secundario que mide esa precision diferencial. Una precision tipica varia de £ 3% a + 0.5%, dependiendo del
tipo de registro de lectura empleado.

La restriccion del diametro de la tuberia, debe hacerse de acuerdo a ciertas limitaciones para que la
presion diferencial resultante, esté dentro del rango del registrador.

La placa de orificio o “elemento primario”, es el dispositivo mas utilizado por su sencillez, bajo costo
de operacion y facilidad para instalarse. Este elemento es una placa delgada de metal a la que se hace un orificio
(abertura), generalmente redondo y concéntrico, con bisel en el borde del lado corriente abajo (baja presion).

Es sumamente importante que la placa de orificio, se pueda cambiar con facilidad ya que en la mayoria
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de los casos no se tiene un gasto constante y es necesario removerla sin interrumpir el flujo; para tal fin, se
coloca un portaorificio (fitting).
La Tablal.9 muestra las especificaciones para la determinacion del didmetro del orificio y de la tuberia

para gases. En la Figura 1.9 se muestra un dispositivo de la placa de orificio.

Tabla 1.9. Especificaciones de la placa de orificio
Diametro de Tuberia Gases
en Pulgadas Diametro del orificio
en pulgadas
Minimo Maximo
2 PA 11/4
3 Ya 2
4 Y 21/2
6 1 33/4
8 1 5
10 11/8 61/2
12 1% 73/4
16 13 10 1/4
20 2 121/2
. h
ié 23/2 152%;2 Figura 1.9. Placa de orificio (Garaicochea, 1991).

Fuente: Gomez C., 2007.

L4 Flujo de gas por estranguladores *° % *
Un estrangulador, es una herramienta cuya funcién es la de restringir el paso de un fluido bajo presién,
con el objeto de controlar el gasto del pozo en las cantidades deseadas (Figura 1.10), para lograr lo siguiente:
e Ejercer la contrapresion suficiente para evitar la entrada de arena en el pozo o la conificacion del agua.
e Conservar la energia del yacimiento, asegurando una declinacién mas lenta de supresion.

e Proteger el equipo superficial y subsuperficial.

.
\ o= ------.—-” ”

T

Figura 1.10. Esquema general de un estrangulador (Garaicochea, 1991).

= (Turner, R.G.; Hubbard, M.G. and Dukler; 1969)
! (Ochoa, C.G.; 1984)
i (Reynolds, W.C. v Perkins, CH.;1980)
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Como los estranguladores que se instalan en la boca del pozo, para controlar la produccion, estan
. .. . e 32 . ., .
basados en el principio de flujo critico™, se pretende, al seleccionar uno de ellos, que la presion después de la

restriccion no afecte a la presion en la cabeza del pozo y como consecuencia su comportamiento. Un numero de

Mach (igual o mayor a la unidad asegurara este requerimiento.

El numero de Mach se define como la relacién de la velocidad real del fluido (vs) entre la velocidad de

propagacion de la onda acustica en el fluido en cuestion (v;).
M= v¢v, (45)
En funcion de este numero, se definen tres diferentes regimenes de flujo:

Para M < 1 el flujo es subsonico.
Para M >1 el flujo es supersdnico o supercritico.

Para M =1 el flujo es sonico o critico.

Cuando M=1, el area de flujo alcanza su valor minimo vy se dice que se ha logrado una condicion de
garganta a cuyas propiedades se les denomina “criticas™ y a las anteriores a ella como relaciones criticas. El flujo

se debe de mantener en critico pues los disturbios de presion no se reflejan en dafios al yacimiento. El flujo

critico se define como:

| =

' F-1
Pe _ ( 2 (46)
p, \k+1
Donde:
k = Relacién de capacidades calorificas especificas = Cp/Cv (ver Figura 1.11)
P, = Presion en la cabeza del pozo ( lb..-"'pg2 abs)
}5:3 = Presion corriente abajo del estrangulador (Ib/pg? abs)
: )2 2 et : : :
Si <> — el flujo se considera subcritico.
P, \k+1

*2 El flujo eritico es el flujo de gases compresibles en una seccién de la restriccién cuando su velocidad es sénica.
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0%
n E
080 |-
070 |-
= T:280°F
0.60 |-
0. ;l'lllllll Aldniaaadesaatingadangs
10 1.5 120 123 1.30 1.40
K= Cp/Cv

Figura 1.11. Obtencion de k de manera grafica para fines practicos (Garaicochea, 1991).

Diametro del estrangulador

Combinando una ecuacién de estado con la ecuacidén de Bernoulli y considerando flujo adiabatico sin
friccion, se obtiene una expresion general para calcular el diametro de estrangulador en 64, de pulg, v puede

aplicarse para flujo critico o subcritico. Tal expresion es>:

2 0.5
_ £,d; k H
Gg - — 0.5 ;r _ l (4?)
C, (7 (T +460)z) L\F
2k (k+1)/k
P P
=3 |2 )
th th
Donde:
q. = Gasto de gas (pie’/seg) a";é = Diametro del estrangulador
C, = Coeficiente de descarga del estrangulador T — Temperatura (°F)
P, = Presion en la cabeza del pozo (Ib/pg? abs) z = Factor de compresibilidad
P = Presion corriente abajo del estrangulador k = Relacién de calores especificos
(Ib/pg abs) Yg = Densidad relativa del gas

Para P,= 14.7 psi y To= 60 °F, el coeficiente de descarga, Co= 1.9083x10™ y el resto de las variables se
emplean en unidades que se utilizan en el campo. El valor de Pe, es en este caso, el correspondiente a la presién

corriente abajo del estrangulador.

* (Dale, B.H.; 1989
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Cook y Dotterweich™ por su parte, plantearon la siguiente ecuacién para calcular el diametro del

estrangulador:
05
6434k H
q, =155500C,A4F, — (49)
: 7, (T + 460)(!\* -1
Donde:
A = Area del estrangulador (pulg)
q. = Gasto de gas (pie’/seg)
C 4 = Coeficiente de descarga del estrangulador
P = Presion en la cabeza del pozo ( lb..-"'pgz abs)
? = Temperatura (°F)
k = Relacion de calores especificos
Yg = Densidad relativa del gas

Para 2/64 < d,< 32/64 el coeficiente de descarga se obtiene de la siguiente expresion:

C, =0.548924+3.720401x107d, —1.60319x107°d,* +2.3871x107d, —4.9423x10°d,’* (50)

Para valores de d, superiores a 32/64 el coeficiente de descarga es constante e igual a 0.828; finalmente

el diametro del estrangulador en 64 de pg, se calcula mediante la siguiente ecuacion:
d,=64(4C, 4/ 7)" (51)
A continuacién se describe el procedimiento del calculo del diametro de un estrangulador, considerando

las siguientes condiciones:

Qe = 1340927 pies, /dia
Ye =0.69
k = 1.25 (medido)
T = 140°F
Py  =51431b/pg’ abs
Pe =411.51b/ pg* abs
Z =0.93
Si se tiene que:
P ( 2 Y
_:( ] =0.555 (52)
F, 1.25+1
Por otra parte:
& =0.8
Prh

*(Cook, H.L. and Dotterweich, F.H.; 1946)
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Como 0.8 > 0.555, se obtiene flujo subcritico. El didmetro del estrangulador para obtener flujo critico se
calcula con la ecuacién (48):
H=(0.8)"—(0.8)"* =0.0305

Despejando dj de la ecuacion (47) se tiene que:

»  ((065)(600)(053))"°(1340927)(1.5083x10-*)(5(0.0305)) >

dg = s = 25/64 pulg

De la Ecuacién de Cook y Dotterweich se tiene:
1340927

(64.34) (1.25)(0.0305) 1%
(0.62)(600)(0.25)

= 0.108913

i =
qdfd —
a

(155500)(514.3)

Se obtiene:
dy =64 (4 (0.1089138)/3.1416)**
=23.83/64 pulg
= 24/64 pulg
La siguiente ecuacion se emplea para estranguladores de 6 pulg bajo condiciones de flujo critico.

99.188d2R,

9 = - 05 (53)
(T + 460);Vg)
Donde:
q. = Gasto de gas (pie3£seg)
Pl = Presién en la cabeza del pozo (Ib/pg” abs)
? = Temperatura (°F)
k = Relacion de calores especificos
Yg = Densidad relativa del gas
d = Diametro del estrangulador

¢
Uno de los problemas que se presentan durante el transporte del gas en tuberias, es la formacién de

hidratos, por lo que se requiere realizar ciertas consideraciones como se describe a continuacion.

LS Formacion de hidratos en tuberias y su tratamiento

Los hidratos de gas, son combinaciones de hidrocarburos gaseosos y agua liquida que forman sdélidos,
parecidos al hielo, que son termodinamicamente estables dentro de ciertos rangos de presion y temperatura. La
Figura 1.12 nos muestra la proporciéon de agua y gas que se obtiene a condiciones de presion y temperatura en
superficie, a partir de un metro cubico de hidrato a condiciones de presién y temperatura donde este permanece

estable.
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Los hidratos mas importantes para la industria del petroleo estan compuestos por agua y por las
siguientes moléculas: Metano (Estructura I), Etano (I), Propano (II), Iso-Butano (II), n-Butano (II), Diéxido de

Carbono (I), Nitrégeno (IT) y Sulfuro de Hidroégeno (I) (ver Figura 1.13).

l—-'w u '

im 164 m? 08m’

MORATO DE GAS AGUA Figura 1.13. Los tres tipos de cavidad presentes en los hidratos con
METAND METAND )
’ estructuras I y II. (Centre for Gas Hydrate Research at Heriot-Watt
Figura 1.12. Composicion proporcional del hidrato de University, 2001).

metano (Erhlich Desa, et. Al., 2003).

La estabilidad de los hidratos es proporcional al tamafio de las moléculas de sus componentes. Asi, el
propano e isobutano forman compuestos mas estables que el etano y etileno, y éstos a su vez forman hidratos
mas estables que el metano. En la mayoria de los casos, los hidratos de gas presentes en la naturaleza contienen

metano. En la Figura 1.14 se presentan imagenes de cristales de hidratos metano.

Deteccion en tuberias

Mediante técnicas de escaneo, es posible determinar la cantidad de hidratos depositados. Por fuera de la
tuberia, se coloca una unién con una fuente radioactiva sellada y un detector en cualquiera de sus lados, al
evaluar la respuesta del detector; se puede inferir mediante otros métodos analiticos la densidad y por ende el

tipo de hidratos en la tuberia.

. Escaneo Gamma

Este método se basa en la trayectoria de la radiacion gamma a traves del material.

Donde:
= -Hpx
I IO € I = Intensidad de la radiacion calculada
A I,=Intensidad de la radiacion inicial
RAYOS GAMMA'
IO I p=Coeficiente de absorcion radioactiva

p=Densidad del absorbedor
y= diametro de la tuberia

X

Figura 1.14. Representacion de la transmision de los rayos gamma en tuberia.
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Conociendo ciertos aspectos en este estudio, como la intensidad de la radiacion inicial, el grosor de la
tuberia y el diametro interno, se puede inferir el espesor de los depdsitos producidos en la linea escaneada, por lo
tanto se pueden conocer con otros métodos analiticos su densidad y su composicion mas probable, siendo asi, se

pueden inhibir cono un agente quimico mas focalizado a ese tipo de intrusiones.

. Estudios con trazadores

El trazador se construye de un material especifico para cada sistema en particular. Los detectores
sensibles a la radiacion son puestos en la superficie exterior de la tuberia y detectan la presencia del trazador
sellado hasta que el flujo de este pasa a condiciones especificas. Estas mediciones pueden ser usadas
directamente para cuantificar la velocidad del flujo, el gasto, la distribucion de las fases, y el listado de

depositos. Ver Figura 1.15.

.‘ Detectores .‘

gl

_‘;’ =
A,
\
/ \
- / \\ -

Figura 1.15. Gasto de flujo determinado por la inyeccion del trazador. (Yang, 2005).

Mediante la Figura 1.15 es posible determinar la velocidad lineal del gas al medir el periodo entre la
respuesta de los detectores vy la distancia entre ellos se puede calcular la velocidad lineal del trazador. Si existe
flujo turbulento en la tuberia, se puede convertir dicha velocidad en gasto volumétrico conociendo el didmetro
interno de la tuberia, esta velocidad puede ser determinada con una desviacién de + 1%. La exactitud del gasto
medido es aproximadamente del 3-4 % de las especificaciones de la tuberia, aunque esto puede ser mejorado por
las mediciones ultrasénicas de la pared de la misma. Para utilizar un trazador, éste debe contar con los siguientes
requisitos:

o El trazador debe de comportarse del mismo modo que el material bajo investigacion.

o El material debe de ser facilmente detectable a bajas concentraciones.

o Lainyeccion y deteccion deben ser desempefiadas sin alterar al sistema en cuestion.

o La concentracion de trazador residual en el producto debe de ser la minima.
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. Tomografias

La técnica de escaneo por tomografia es un método avanzado de escaneo por rayos gamma. Se pueden
realizar multiples escaneos de la circunferencia de la tuberia desde un solo punto de aplicacion y un solo arreglo
de detectores sensibles a la radiacion pueden dibujar un mapa detallado de los contenidos de la tuberia, asi como

de los fluidos producidos, como se muestra en las Figuras 1.16 y 1.17:

o il

Figura 1.17. Resultados de una tomografia: a) Tuberia vacia, b) Tuberia llena de hidratos, c¢) Tuberia tapada parcialmente por hidratos;

Los colores varian debido a la composicion del gas. (Benson Dan, 2007).

Moviendo la fuente S1 alrededor de la tuberia en diferentes posiciones y tomando las lecturas de los
detectores contrapuestos, se produce el mapa de densidades mostrado en Figura 1.16. Realizando numerosos
escaneos en diferentes puntos de interseccidn, cada una de estas intersecciones tiene una densidad relativa, la
cuales son calculadas posteriormente por un simulador para producir el mapa de densidades que se muestra en
la Figura 1.17.

Ya que este método de muestreo no es intrusivo y que se utiliza equipo pequefio durante la toma de la
tomografia, no es necesario interrumpir las operaciones de produccién o de distribucion de los hidrocarburos.
Otra ventaja de esta tecnologia es que provee resultados en tiempo real via internet. Por otro lado, cuando los
sistemas de gasoductos y tuberias de produccién son extremadamente complejos, esta tecnologia simplifica la
deteccion de hidratos tratando a estos sistemas como subsistemas y a su vez en componentes individuales para

realizar un estudio mas profundo.
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Inhibicion de la formacion de hidratos en tuberias

La forma convencional de prevenir y reducir el riesgo por formacién de hidratos en las lineas de
transferencia y en procesos, es la remocidn de los elementos que favorecen su formacion.

Para prevenir la formacion de hidratos en lineas de recoleccion se utilizan las siguientes técnicas:

1) Calentar la corriente de gas a temperaturas superiores al punto de equilibrio de la formacion de
hidratos.

2) Controlar las presiones de operacion. Las pruebas efectuadas en el laboratorio demostraron que
los hidratos se licuan al reducir la presion a un valor inferior al de equilibrio, manteniendo la
temperatura constante.

3) Drenar el vapor de agua que se condense en las lineas, ya sea por sistemas automaticos o
mediante corridas de “diablos”.

4) Inyectar sustancias (aditivos) que hagan descender el punto de equilibrio de los hidratos.

5) Deshidratacion del gas.

Los meétodos de deshidratacion (Véase Cap. II, apartado II.2.1) mas utilizados en los sistemas de
produccion son:

o Absorcion con glicoles.

o Adsorcion con solidos.

Sin embargo, estas técnicas convencionales no siempre son aplicables en algunos campos, especialmente
costa afuera y en aguas profundas debido a la limitacién de espacio y los altos costos de aislamiento o
calentamiento, por lo tanto se utilizan generalmente métodos quimicos.

Los métodos quimicos convencionales para evitar la formacion de hidratos se pueden resumir en tres

grupos:

. Inhibidores termodinamicos (THI)

Son compuestos quimicos solubles en agua que al agregarse en grandes concentraciones (10-60 p/p)
reducen la actividad acuosa, cambiando la fase del hidrato a una presién mas alta y/o menores condiciones de
temperatura. Normalmente se utiliza el metanol y el glicol. Sin embargo, debido a la alta dosis requerida puede
resultar en un incremento de capital (CAPEX""), en particular en altos cortes de agua, asi como en problemas

ambientales.

. Inhibidores cinéticos (KI)
Estos son agregados a bajas concentraciones (< 1 p/p) v no afectan la formacion termodindmica del

hidrato, permiten la nucleacién de los cristales, pero inhiben el crecimiento y el arraigo a las tuberias.

» Capex (Capital Expenditure). Se define como los fondos que utiliza una compaflia para adquirir o mejorar las condiciones fisicas como la propiedad,
equipo o herramientas y edificios o infraestructura. Fuente: Forbes Digital Company.
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. Anti-Aglomerados (AA)

Son polimeros y surfactantes que previenen la formacion o aglomerado (depositacion) dentro de la
tuberia. Generalmente tiene un rango de aplicacién presion-temperatura mas alto que los KI. Sin embargo, los
AAs solo trabajan en la presencia de hidrocarburos y su efectividad esta afectada por el tipo de
aceite/condensados, la salinidad del agua y el corte de agua. Estos también son agregados a bajas
concentraciones (<1 p/p) y previenen la aglomeracion de los hidratos.

En la Tabla 1.10 puede apreciarse el rango de aplicacion entre los Inhibidores Cinéticos y los anti-

Aglomerados.
Tabla 1.10. Rango de aplicacion de los KIs v de los AAs.
Inhibidores cinéticos de hidratos (KIs) Anti-Aglomerados (AAs)
No afectados por el corte de agua Afectados por un corte de agua > 40 %
Trabajan a condiciones de Temp. = 10 °C Trabajan a condiciones mas severas
Soluble en agua Soluble en agua y aceite
Retardan el crecimiento de hidratos Impiden la aglomeracion de hidratos.
Inyeccion en puntos de flujo no turbulento. Inyeccion en puntos de flujo turbulento.
Recomendaciones

1. La deshidratacion del gas es el método mas efectivo para la prevencion de hidratos.

2. Se ha demostrado en el laboratorio que el flujo turbulento del gas promueve la formacion de los hidratos,
mientras que el flujo laminar los inhibe.

3. El uso de Trietilen Glicol, en plantas de deshidratacion proporciona altas eficiencias de secado a bajo
costo.

4. Como medida secundaria de prevencién es conveniente drenar los liquidos acumulados en las lineas
mediante “diablos™ o sistemas de drenaje.

5. Los hidrocarburos liquidos constituyen en si un agente inhibidor de los hidratos, siendo por lo tanto
conveniente mantener el condensado dentro del sistema y aumentar la relacién gas-aceite hasta obtener
el abatimiento de temperatura de equilibrio deseado, si las condiciones de operacion lo permiten.

6. En los sistemas donde no se practique la deshidratacion del gas, la inyeccion de etilen- glicol o Metanol
es la técnica mas adecuada de inhibir la formacion de hidratos. En zonas alejadas de la linea principal de
recoleccion. En la Tabla 1.11 se resumen las ventajas y limitaciones de los agentes empleados en la

inhibicion de la formacion de hidratos.
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Tabla 1.11. Ventajas y limitaciones de los agentes empleados en la inhibicién de hidratos.

Sustancias

1. Amoniaco

2. Cloruro de Sodio

3 Hidrocarburos liguidos

4. Alcoholes

a) Metanol

b)Etanol e Isopropanol

c) Etilen Glicol

d) Dietilen Glicol

) Trietilen Glicol

Ventajas

Es el inhibidor mas efectivo

Bajo costo

disponibilidad v costo minimo

Sustancias no corrosivas,
quimicamente inertes a los
componentes del gas natural,
facilmente manejables.

Es el inhibidor mas efectivo después
del amoniaco. Por ser un vapor a las
temperaturas v presiones usadas en las
lineas, tiene poco efectoenla
eficiencia de transporte

Similares a las del Metanol

En el grupo del los glicoles es el mejor
inhibidor. Poco soluble en
hidrocarburos liquidos (0.01 % wt)

Abatimiento considerable del punto de
equilibrio de los hidratos.

Es el mejor absorbente liquido.
Regeneracion del 99 %. Pérdidas por
vaporizacion casi nulas

Fuente: IMP,”Inhibicion de hidratos™, 1998.

limitaciones

Reacciona con el CO2 formando
Bicarbonato solido de amomaco.

Provoca corrosion.

En algunos casos es necesaria la
inyeccion de grandes volimenes de
condensado, para obtener cierta

RGA.

Costo relativamente alto

No es recuperable

Poco efectivos v no recuperables.

Pérdidas por vaporizacion de 18 cm3
por millar de metros cibicos e gas
aprox.

Soluble en hidrocarburos liquidos
(0.04 % wt)

Inhibidor poco eficaz. Soluble en
hidrocarburos liquidos (0.07 %owt)
tienden a emulsionarse en presencia

de éstos.

I.6 Caracteristicas del gas natural para su transporte y venta

Observaciones

Su uso no se recomienda en
gases con
contenido de CO2 mayor de
0.1%

Para su uso es necesario
agregar inhibidores de
COTTOS101.

Recomendable en sistemas
donde se deshidrata con
equipo de adsorcion.

Poco efectivo como
absorbente.

Como todos los glicoles abate
la eficiencia de secado de los
adsorbentes.
Abatimiento del punto de
rocio del agua contenida en el
gas a 30 °C aprox.

Abatimiento del punto de
rocio del agua contenida en el
gasde 35a80°C

El gas natural que se utiliza como combustible para fines de calentamiento, generalmente contiene un

85-90% de metano, con una variacion pequefia principalmente en las proporciones de etano y propano, y un
maximo del 15 % o menos de ofros gases; su densidad depende de su composicion, varia de 0.58 a 0.79
(aire=1.0), y su capacidad calorifica de aproximadamente 960-1200 Btu/pie’. En la Tabla 1.12 se compara la
capacidad calorifica de un gas natural tipico con otro tipo de gases combustibles, el gas comercial tiene una
capacidad calorifica del aproximadamente el doble que muchos de los gases manufacturados. Generalmente se le
clasifica en 3 tipos de grupos y conforme a su nimero Wobbe*® como se muestra en la Tabla 1.13.

La Tabla 1.14 enuncia las especificaciones tipicas para el transporte de gas natural en tuberias. Estas

especificaciones son negociadas entre comprador y vendedor y son variables. Los rangos que se muestran son

para usos tipicos.

* El mimero de Wobbe es un indice comparativo de la calidad del gas comercial, combina las mediciones de la capacidad calorifica v la densidad relativa,
e indica el rango de las calidades de gas que pueden ser manejadas satisfactoriamente  por un numero predeterminado de orificio de quemador. Se deriva de
la siguiente 1elac10n Numero de W obbe = capacidad calorifica / (densidad relativ; 3)!?
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Tabla 1.12
Gases manufacturados

“uso domeéstico™
Del carbon
Del aceite

Coque
Gas de agua:’7

Gas productor’s
Hidrogeno

Fuente: Repsol YPF, 2005

. Valores de la capacidad calorifica para gases combustibles.

Capacidad calorifica Gas natural y sus

promedio[Btu/pc] componentes
560 Gas comercial
500 Metano
525 Etano
295-500 Propano
132-163 Butano
320

Capitulo I. Gas Natural

Capacidad calorifica
promedio [Btu/pc]
1020-1050
1012
1800
2520
3106

Tabla 1.13. Clasificacién del tipo de gas de acuerdo con la Unién Internacional del Gas.

Familia Niumero Wobbe (Btu.f‘ft3 )
1 607 a 800
2 1056 a 1472
2L
2H
3 1972 a 2353

Tabla 1.14. Especificaciones del gas natural para transporte en tuberias.

Caracteristicas
Contenido de agua

Contenido de H:S

Capacidad calorifica bruta

Punto de rocio de los hidrocarburos

Descripcion
Principalmente manufacturado, uso doméstico
Gas natural y mezclas de LPG/aire

Contiene gases naturales con menor Numero Wobbe.

Incluye gases con alto Namero de Wobbe, como el del norte de Africa

Principalmente LPG

Especificacion (Goar & Arrington, 1978)

4-7 1b / MMPCS (millones de pies cubicos estandar)

0.25 granos / 100 PCS max.
959 Btu/ PCS min.

15 °F (@ 800 psia max.

Contenido de Irlern:snptsmos“9 0.2 granos 7100 PCS max.

Contenido de sulfuros totales

Contenido de CO:

Contenido de oxigeno

Arena, polvo v liquidos libres

Temperatura de entrega

Presion de entrega

1-5 granos /100 PCS max.
1-3 % mol max.

0-0.4 % mol max.
Comercialmente libre

49 °C (120 °F)

49 kg/em” man (700 1b/pulg’ man)

Fuente: (Campbell, Maddox 1994)

Los métodos de prueba usados para determinar las diferentes caracteristicas mostradas en la Tabla 1.15

son los especificados por la Asociacion de (Productores o Tratamientos) de Gas (GPA) y la Sociedad Americana

para la Prueba de Materiales (ASTM). Los métodos ASTM son equivalentes a los del Instituto Americano del

Petroleo (API), en México los métodos de prueba se encuentran en las Normas Oficiales Mexicanas (NOM) para

el caso del gas natural es la NOM-001-SECRE-2003 Calidad del gas natural. Las especificaciones mas

importantes son las primeras tres.

37 El gas de agua es un método de produccion de hidrogeno que combina vapor v gas de coque en la siguiente reaccion quimica:

38 Es un término genérico para referirse al gas manufacturado y gas para combustion interna de automoviles.
39 Los mercaptanos tienen la formula general. RSH, en el cual R representa algtin grupo organico.

CO+HO——CO. +H,
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Regulacion en la industria de gas natural

Las Normas Oficiales Mexicanas (NOMs) complementan el marco regulador de la industria de gas natural, ya que

establecen los estandares técnicos relativos al disefio, construccion, operacion y mantenimiento de los sistemas de gas

natural a que deben sujetarse los agentes regulados (Tabla 1.15).

Clave

NOM-001-SECRE-2003

NOM-002-SECRE-2003

NOM-003-SECRE-2002

NOM-004-SECRE-1997

NOM-005-SECRE-1997

NOM-006-SECRE-1999

NOM-007-SECRE-1999

NOM-008-SECRE-1999

NOM-009-SECRE-2002

NOM-010-SECRE-2002

NOM-011-SECRE-2002

NOM-013-SECRE-2004

NOM-031-SCFI-1994

NOM-094-SCFI1-1994

Tabla 1.15. Normas Oficiales Mexicanas para el gas natural.
Descripcion

Calidad de gas natural. (Cancela y sustituye a la NOM-001-SECRE-1997, Calidad de gas
natural).

Instalaciones para el aprovechamiento de gas natural.
(cancela y sustituye a la NOM-002-SECRE-1997)

Distribucion de gas natural v gas licuado de petroleo por ductos (cancela y sustituye a la
NOM-003-SECRE-1997

Gas natural licuado-instalaciones vehiculares.

Gas natural licuado—Estaciones de servicio.

Odorizacion del gas natural

Transporte de gas natural.(modificacion de esta norma oficial mexicana, publicada en el D.

O. F. del 11 de abril de 2001)

Control de la corrosion externa en tuberias de acero enterradas y/o sumergidas.

Monitoreo, deteccion y clasificacion de fugas de gas natural y gas L.P., en ductos.

Gas natural comprimido para uso automotor. Requisitos minimos de seguridad para
estaciones de servicio

Gas natural comprimido para uso automotor. Requisitos minimos de seguridad en
instalaciones vehiculares.

Norma Oficial Mexicana NOM-013-SECRE-2004, Requisitos de seguridad para el disefio,
construccion, operacion y mantenimiento de terminales de almacenamiento de gas natural
licuado que incluyen sistemas. equipos e instalaciones de recepcion, conduccion,
vaporizacion y entrega de gas natural. (Sustituye a la NOM-EM-001-SECRE-2002,
Requisitos de seguridad para el disefio, construccion, operacion y mantenimiento de
plantas de almacenamiento de gas natural licuado que incluyen sistemas, equipos e
instalaciones de recepcion, conduccion, regasificacion v entrega de dicho combustible)

Gas natural comprimido para uso automotor.-Requisitos de seguridad para estaciones de
servicio e instalaciones vehiculares.

Uso del gas natural licuado como combustible vehicular-Requisitos de seguridad para
instalaciones vehiculares.

Fuente: Comision Reguladora de Energia
Comité Consultivo Nacional de Normalizacion de Gas Natural v de Gas Licuado de Petroleo por Medio de Ductos, 2007.

D.O.F.

29-03-2004

08-12-2003

12-03-2003

26-01-1998

28-01-1998

27-01-2000

04-02-2000

27-01-2000

08-02-2002

23-10-2002

23-10-2002

08-11-2004

11-07-1994

13-12-1995
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L.7 Principales productos derivados y usos del gas natural

Usos Principales

y
» Adhesivos y Pinturas
* Llantas
* Eldstomeros

* Juguetes

* Bolsas

* Fibras rextiles
+ Teléfonos

* Resinas

* Poliuretanos
* Insecticidas
* Detergentes

* Farmaceuticos y cosméticos

/
.

=

Fibras sintéticas

Acrilicos

Partes automotrices

Teléfonos

Pinturas y Esmaltes

Tuberias

Sacos para envasado de productos
Juguetes

Empaques

Articulos domésticos

Naftas (Gasolinas
Naturales)

* Fertilizantes nitrogenados
* Aditivos

* Anticongelante

* Fumigantes

* Desinfectantes

* Tintas

* Acabados textiles (ropa)

Propano

.

Fibras textiles y resinas
Envases de plastico
Partes automotrices
Cremas y perfumes
Detergentes

Liquido para frenos y amortiguadores
Filtros y envolturas para cigarros
Rollos fotograficos

Tuberias

Pinturas y esmaltes

Cintas adhesivas

Juguetes

Gas Seco

Etano

Figura 1.18. Principales derivados del gas natural. (SENER, 2008).

1. Combustible en: a) Transporte; b) Hogares (calentadores de agua, estufas, calefaccion); ¢) Comercios

(aire acondicionado, calentadores de agua, hornos) vy d) Industrias (sistema de calefaccion, secado,

generacion de vapor, hornos)

2. Generacion de energia eléctrica por medio de plantas de ciclo combinado. Esta tecnologia consiste en

utilizar la combustion del gas natural y el vapor que producen los gases de escape para generar

electricidad de manera complementaria.

3. Materia prima. En la elaboracion de productos petroquimicos ya que puede ser convertido a hidrégeno,

etileno, o metanol, para fabricar diversos tipos de plasticos y fertilizantes.
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Capitulo II. Procesos de tratamiento del gas natural

Después de identificar plenamente las propiedades del gas natural que se desea explotar, asi como
también el disefio de tuberias por medio del cual se va a transportar, surge un problema complicado de resolver:
los procesos de tratamiento del gas natural. Esta es una parte muy importante del disefio de la explotacion del
gas, ya que a través de la aplicacidon de estos procedimientos, se pone al gas natural en condiciones para ser
utilizado como energético y se obtiene toda la gama de productos derivados (mencionados en el tema 1.7) que
pueden ser utilizados como materia prima para la elaboraciéon de otros productos procesados de mayor valor

agregado.

En este capitulo se presentan los procesos que regularmente se emplean para poner al gas natural en
condiciones adecuadas para su utilizacion, transporte y venta; finalmente, se hace un analisis de la tecnologia

que actualmente es utilizada en la industria mexicana.

II.1  Antecedentes

El tratamiento de gas se realiza para recuperar:
- Los condensables (Cs, C;) de importancia comercial.
- La gasolina natural que se obtiene de la fraccion pesada que arrastra el flujo de gas.
- Separar la fraccion C, de importancia en la petroquimica.
- Separar el Isobutano.

- Obtener C;.

Esta separacion se realiza mediante un fraccionamiento de la corriente de gas que llega al complejo

procesador de gas.

El proceso de tratamiento consiste en cuatro etapas:
1. Proceso de deshidratacion del gas.
Proceso de endulzado del gas (eliminacién de los compuestos acidos, cuando éstos existen).

Proceso de recuperacion de azufre (Unidad Recuperadora de Azufre, SRU).

PowN

Procesos de Fraccionamiento del gas en la Planta Criogénica.

En el proceso de endulzado se remueven los compuestos acidos, H,S y CO,, los cuales pasan a una etapa
de separacion (etapa 3) en la que el didxido de carbono se envia a los quemadores y el acido sulfhidrico se
procesa hasta obtener azufre elemental. Este azufre es indcuo y de alta pureza (99.9 %) teniendo alto valor

comercial.
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II.2  Procesos de deshidratacion

La deshidratacion de gas se realiza para evitar que se condense en las tuberias y torres donde se realiza
su tratamiento posterior. En este apartado se mencionan algunos de los procesos de deshidratacion utilizados en

la industria petrolera.

I1.2.1 Uso de glicol

La deshidratacion por Glicol se basa en el contacto del gas con un liquido higroscépico en un proceso de
absorcion donde el vapor de agua presente en el gas se disuelve en la corriente de Glicol liquido puro. El
funcionamiento de una unidad deshidratadora se mide por su habilidad para reducir el punto de rocio del gas.

El gas humedo pasa a través de un (scrubber) removedor de liquidos libres. Luego, el gas ingresa al
contactor e “intercambia™ el agua con el Glicol que circula en contracorriente. El agua es absorbida por el Glicol
y el gas deja el contactor a traves de un malla (tamiz) eliminadora de niebla (demister) para reducir el transporte
de Glicol en el gas de salida. El Glicol rico (en agua) es bombeado a través de un filtro y luego a un
intercambiador Glicol — Glicol que eleva la temperatura del Glicol rico antes de que ingrese al regenerador. El
Glicol es separado del agua y los contaminantes de bajo punto de ebullicién en la columna del rehervidor
reteniéndose estos ultimos. El rehervidor usualmente es del tipo tubos de fuego y sirve para aumentar la
temperatura requerida para alcanzar la eficiencia de remocién de agua buscada. Un acumulador almacena el
Glicol separado de la destilacion, luego pasa al intercambiador Glicol — Glicol que reduce la temperatura a un
nivel que no dafle las bombas. Usualmente, antes de las bombas se intercala un filtro para remover

contaminantes que puede causar excesivo desgaste de la bomba. Vea la Figura 2.1.

Figura 2.1. Deshidratacion con Glicol. (Fuente: Repsol YPF Introduccion al tratamiento de gas natural).

Bajo la designaciéon de glicoles se incluyen tres compuestos trietilenglicol, dietilenglicol, vy
monoetilenglicol. El analisis del Glicol es muy util para determinar la eficiencia operacional de la planta, dado
que, existen muchas especificaciones que deben cumplir los glicoles (Véase la Tabla 2.1donde se enuncian

algunas propiedades del monoetilenglicol).
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La pérdida de Glicol puede ser el mayor problema operativo en plantas de deshidratacion. Se considera

aceptable una pérdida de 1 Ib/MMpc de gas secado.

Tabla 2.1 Especificaciones del monoetilenglicol para uso como deshidratante de una corriente de gas natural

Especificacion Propiedad tipica Especificacion Propiedad tipica
Humedad 0.2 % maximo Densidad a 25 °C 1.110
Acidez (c/acético) 0.005 % maximo Densidad a 60 °C 1.085
Color APHA 15 maxima Viscosidad a 25 °C 16.5cP
Peso Especifico 1.1149-1.1164 Viscosidad a 60 °C 47 cP
Pureza 99.0 % minimo Pto. de Inflamacion 116 °C
Hierro 1.5 ppm maximo Cenizas 0.005 % maximo
pH de solucién 30 % 6.0-8.0
Destilacién Pto. Inicial: 195 °C minimo Pto Seco: 205 °C maximo

Fuente: G.P.A. Estudios y Servicios Petroleros S.R.L.

Ventajas y desventajas de los glicoles

A continuacion, se hard mencién de las ventajas y desventajas en el uso de Glicoles para la
deshidratacion del gas natural.

Tabla 2.2. Ventajas v desventajas mas comunes en el uso de glicoles para deshidratacion del gas.

VENTAJAS DESVENTAJAS
- TECNOLOGIA SIMPLE - LIMITADO A PUNTO DE ROCIO = - 40 °C
- PROCESO COMPROBADO EN - CONTAMINACION DE SOLVENTE.
EFECTIVIDAD - ABSORCION DE AROMATICOS Y H;S
- BAJO CAPEX - VENTEO A INCINERACION
- BAJO OPEX'

- DESPUES DE LA DESHIDRATACION DEL
GAS. SE CUMPLEN LAS ESPECIFICACIONES
DE TRANSPORTE POR GASODUCTOS.

Fuente: (Repsol YPF, 2007)

I1.2.2 Uso de tamices moleculares

Se basa en el contacto del gas con un sélido higroscépico denominado desecante, en la Tabla 2.3 se da
una lista de este tipo de compuestos. La ventaja de este proceso es que ademas de remover agua también
remueve acido sulfhidrico, la principal desventaja es que se requieren altas temperaturas para regenerarlos, por

lo que su consumeo es caro.

! Opex (Operational Expenditures). Es una herramienta para el célculo de gastos operativos para la gerencia de servicios técnicos en forma automética.
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Tabla 2.3. Tipos de tamices moleculares como desecantes.

Desecante Forma Densidﬂad Tamaiio de Contenido de
(g/enr) particula agua salida (ppm)
Alimina gel Esférica 0.832 Y4 pulg 5-10
Alimina Granular 0.832 Y4 -8 mallas 0.1
activada
Alimina Esférica 0.752-0.768 V4 - 8 mallas 0.1
activada
Silica gel Esférica 0.800 4 — 8 mallas 5-10
Tamiz Esférica 0.672-0.72 4 -8 mallas 0.1
molecular 8 — 12 mallas
Tamiz Cilindrico 0.640-0.704 1/8 — 1/16 in. 0.1
molecular

Fuente: G.P.A. Estudios y Servicios Petroleros S.R.L.

Los adsorbentes se encuentran en forma de solidos, pudiendo ser porosos, granulados o en polvo. El

tamafio de estas particulas afecta el proceso de adsorcion.
Los principales adsorbentes utilizados en la industria del petroleo son:

1. Alimina activada. La alimina activada se obtiene deshidratando térmicamente a la alumina (Al,Os). Se

utiliza sobre todo para el secado en lecho fluido de los gases.

(]

Silica gel. Este contiene 92 % de silice, 6 % de agua y 2 % de sales minerales residuales. Su presentacion
mas comun es en forma de granulos translhicidos. Se le utiliza principalmente para el secado de aire y de
gases, presenta buena absorcidn de agua (a presiones bajas).

3. Tamices moleculares. Son cristales porosos de silico-aluminatos, alcalinos o alcalinotérreos. Su sistema
cristalino es tal que, previa eliminacion del agua de cristalizacion, a temperaturas elevadas conserva una
estructura constituida por una red de cavidades de igual didmetro, unidas entre si, y con poros de tamafo
uniforme. El didametro efectivo varia, segun el tipo de tamiz. Los tamices que se designan con letras
diferentes poseen sistemas cristalinos diferentes. Su nombre hace referencia a la capacidad que poseen de
separar moléculas en funcion del tamarfo, rechazando las moléculas demasiado gruesas para internarse en las
cavidades (no pasan a través de los poros). Por ejemplo un tamiz 5* adsorbe parafinas normales (didmetro de

4.9 nm) y no a las isoparafinas. En la Tabla 2.4 se dan algunas propiedades de este tipo de tamices.

Tabla 2.4. Propiedades de algunos tamices moleculares.
Designacion del tamiz molecular
3 4 S 10X 13X
Tipo de cation K™ Na~ Ca™ Ca™ Na~
Polvo cristalino 0.6 a 5.0 pm
Granulado cilindrico de 1.6 2 3.2 mm

Propiedad

Tamarnio de particula (mm)

Densidad relativa (g)’cm’)

e h i 0.75 0.70 0.70 0.60 0.60
Calor especifico (cal/g°C) 0.19
Diametro medio de los poros 30 47 50 20 10.0
(nm)

Fuente: G.P.A. Estudios y Servicios Petroleros S.R.L.
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En los procesos de deshidratacién con solidos, los materiales mas comunes son la alumina activada y la
silica gel. Se recomienda tener dos lechos en paralelo, utilizdndose uno, mientras el otro se regenera. La
regeneracion puede realizarse empleando gas combustible, gas inerte o vapor recalentado. Pueden alcanzarse
descensos del punto de rocio superiores a 56 °C utilizando estos materiales. El tamario del grano de absorbente y
el espesor del lecho vienen determinados por la caida de presién permisible. El proceso de absorcion tarda de
8 a 24 horas donde el vapor de agua presente en el gas se absorbe en el lecho de desecante. En la Figura. 2.2 se
muestra un diagrama del proceso y el tipo de estructuras de algunas mallas moleculares (Zeolitas). La columna

empacada con el desecante absorbe el agua presente en el gas.

. ABIERTA * !
I CERRADA

e

Figura. 2.2 Proceso de deshidratacion con tamices moleculares y estructuras de tipo tinel (poros) donde se acomodan los cationes, el agua

y otras moléculas. (Repsol YPF. 2007; Quiminet, 2008).

Basicamente, el proceso anterior consiste en alimentar la mezcla de gases a una cadmara de adsorcién
rellena con un tamiz molecular, a la vez que se aumenta la presion sobre esta camara. De esta forma, uno de los
gases queda preferentemente adsorbido (gas amargo), mientras que el otro (o mezcla) puede ser arrastrado fuera
de la camara. Cuando esta camara esta saturada, se alimenta a una segunda camara donde se repite el proceso
anterior, a la vez que se descomprime la primera camara, liberandose el gas retenido, que por lo general, vuelve
a ser una mezcla de los gases alimentados pero con una concentracion mucho mayor en el gas que se desea

separar y que es el que se ha adsorbido de forma preferencial.

Ventajas y desventajas de los tamices moleculares

A continuacién, se mencionaran las ventajas y desventajas en el uso de tamices moleculares para la
deshidratacion del gas natural.
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Tabla 2.5. Ventajas y desventajas mas comunes en el uso de Tamices moleculares para deshidratacién del gas.

VENTAJAS DESVENTAJAS
- PUNTO DE ROCIO < -148 °F (-100 °C) - AILTO CAPEX / OPEX
- NO ABSORBEN HIDROCARBUROS - DESECANTE SENSITIVO A HC
AROMATICOS

- REMPLAZO PERIODICO = 5 ANOS
- REMUEVE H:0 / H:S

Fuente: Repsol YPF, 2007

II.3 Procesos de endulzado

La remocidn de los componentes acidos del gas, CO, y H,S (endulzado) se puede llevar a cabo mediante
diversos procesos. El método mas empleado es separar los gases acidos por reaccion con alcanolaminas. La
interaccion de los gases acidos con las alcanolaminas es la base del Proceso Girbotol (que se describira mas
adelante), a partir del cual se han desarrollado muchas variantes a lo largo de los afios para tratar diferentes tipos

de gas con el objetivo de optimizar costos y la operacion.

I1.3.1 Procesos que emplean solventes

Los procesos con solventes fisicos usan solventes organicos para absorber fisicamente a los
componentes del gas para después reaccionar quimicamente. La capacidad de absorcidén es directamente
. . . 2 I3 . . . .5 I3
proporcional a la presion parcial® (Pp) del gas acido, a presiones altas, se hace posible una remociéon mas

completa. Algunos de los procesos con solventes fisicos son los siguientes:

1. Fluor Solvent Carbonato de Propileno o PC.
2. Purisol Metil Pirolideno o NMP.

3. Rectisol Metanol.

4. Selexol Dimetil éter o polietilen-glicol

El esquema para un proceso con solventes fisicos se muestra en la Figura 2.3. Como en los sistemas con
aminas, el gas es puesto en contacto con una solucién en circulacioén en un absorbedor. El solvente es entonces
regenerado por separacidn instantanea (flash) a baja presion. Etapas intermedias estan incluidas para liberar a

los hidrocarburos absorbidos.

Moles,

? Para una temperatura dada, la presion parcial de un gas se calcula como: Presion parcial, =
" Moles totales

presion gas
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Figura 2.3. Esquema de un proceso con solventes fisicos. Planta Selexol. (B.C. Price, 1989).

Los procesos Fluor solvent y Rectisol son los mas usados particularmente para corrientes de gas con
altas concentraciones de CO, y con una limitada cantidad de hidrocarburos pesados. La desventaja principal de
estos solventes radica en su afinidad para absorber hidrocarburos pesados. Esencialmente el propano y los mas
pesados seran removidos con el CO,. Adicionalmente estos solventes tienden a ser costosos y las pérdidas de los
mismos pueden significar que el proceso sera caro.

El proceso Selexol estd especificamente disefiado para manejar bajos gastos de H,S y CO, en
corrientes de gas. El proceso involucra la conversion catalitica de H,S a azufre sin la reaccion con calor. La
recuperacion de azufre se incrementa con la adicion de dos reactores Claus corriente abajo para asegurar la
conversion de azufre comparable a una planta Claus de tres etapas. Este proceso puede manejar corrientes de gas
con H,S del 1 %. Para gases con un contenido mayor al 5 % de acido se requiere un reciclador para mantener la

temperatura de reaccion en niveles aceptables.

Ventajas y desventajas de los procesos fisicos

En la tabla 2.6 se mencionan las ventajas y desventajas en el uso de procesos con solventes para el
endulzado del gas natural.

Tabla 2.6. Ventajas y desventajas de los procesos con solventes.

VENTAJAS: DESVENTAJAS:
- MUY BAJO CONSUMO DE ENERGIA - LIMITADO PARA BAJA Pr GAS ACIDO
- REGENERACION A BAJA TEMPERATURA (Pr gas acido < 50 lbf'pulgE)_
- ECONOMICOS PARA REMOCION - LIMITADO A BAJO % DE HCs PES}}DOS
- CONJUNTA - GAS DE FONDO (H;S) A DISPOSICION )
- SELECTIVOS AL H.S - NO SIEMPRE CUMPLEN ESPECIFICACION
- REMUEVEN COS, C5; DE TRANSPORTE EN GASODUCTOS

Fuente: Repsol YPF, 2007
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I1.3.2 Procesos de membranas de filtracion selectiva

Una tecnologia para el endulzado de gas, es el uso de membranas semipermeables para separar los
componentes hidrocarburos de los no hidrocarburos a nivel molecular. Tales procesos son mas confiables que
otros a base de solventes quimicos y con altos costos de mantenimiento y dependen unicamente de la naturaleza
del material de la membrana.

La tecnologia de membrana estad emergiendo rapidamente en la industria del petroleo para uso en el
tratamiento de gases de produccion. La filtracion selectiva consiste en que una membrana polimérica se usa para
separar compuestos gaseosos como CO,, H,S y agua presente en el gas natural cuando se somete a una presion
diferencial.

Con una membrana es dificil remover el H,S a los niveles exigidos para un gasoducto, pero se puede
remover casi todo el CO, y una fraccién importante del H,S, el resto puede ser removido con otro proceso.

Dependiendo de las propiedades del gas, una membrana disefiada para bajar el contenido de CO; a los
niveles exigidos por el gasoducto puede reducir también el contenido de agua a valores de 7 Ib/Mpc pero
algunas veces es necesario complementar la deshidratacién con otro proceso para llevarla a los contenidos
exigidos (Vease Capitulo I, apartado 1.5 “Caracteristicas del gas natural para su transporte y venta™).

Las investigaciones realizadas con el uso de membranas para remover CO», H,S y H,O han mostrado lo
siguiente: Remocién de CO,_ el costo de tratamiento usando membranas estd muy por encima del costo usando
una planta de aminas, se espera que mejorando la selectividad de la membrana y su permeabilidad se puedan
fener costos mas competitivos.

Actualmente las membranas, son una tecnologia relativamente nueva, tienen su principal aplicacién
como una alternativa econdémica atractiva para remover CO; en volumenes pequefios de gas, hasta 10 Mpcd, pero
la tendencia es hacerla aplicable para remover H,S, CO, y agua para usarla en plataformas de produccion.

Finalmente, las membranas también pueden usarse en sistemas hibridos en los cuales se usa en forma
combinada con equipos de uso tradicional en el procesamiento del gas; este es el caso de las membranas gas -
liquido usadas en la remocién de CO; en donde la membrana se usa para eliminar parte del CO, del gas que entra
a endulzado, antes de que entre a contacto con la solucion de aminas en el absorbedor, y luego se usa para
remover parte del mismo de la solucion de aminas que va a regeneracion, antes de entrar a la torre regeneradora.

La exitosa aplicacion de la tecnologia de membranas permitira traer mas gas natural a los consumidores
a menor precio y explotar yacimientos pequefios de gas o de dificil acceso que por los bajos volimenes o las

dificultades para llegar a ellos los hacia demasiado costosos.

Ventajas y desventajas de los procesos de membranas de filtracion

A continuacidén, se hara mencion de las ventajas y desventajas en el uso de Membranas de filtracién
selectiva para el endulzado del gas natural.
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Tabla 2.7. Ventajas v desventajas de los procesos con membranas de filtracién selectiva
VENTAJAS: DESVENTAJAS:

- BAJO CONSUMO DE ENERGIA

B ALTA CAPACIDAD DE REMOCION - AMPLIA DISPOSICION DE OPCIONES

B SELECTIVO AL HisS - IIJ)%C(?AFSACT[BLE PARA ATLTAS PRODUCCONES

) BAJO CAPEX - BAJA VIDA UTIL DE LAS MEMBRANAS

- SIN GAS DE FONDO

Fuente: Repsol YPF, 2007

I1.3.3 Proceso de la criocelda

Este proceso tiene dos propositos: licuar el gas natural de forma criogénica para transportarlo y
diversificarlo en los mercados nacionales e internacionales y al mismo tiempo, tratar el gas, removiendo
impurezas como el agua, didéxido de Carbono y acido sulfhidrico. Sin embargo, este gas tratado no alcanza las

especificaciones de transporte por gasoductos (Ver Capitulo I, apartado 1.6).

En las plantas convencionales de GNL, se usa un pre-tratamiento para remover los contaminantes que
podrian acumularse en la superficie del intercambiador de calor formando soélidos congelados, haciendo al
equipo inoperable. Con la Criocelda (Figura 2.4), la corriente de gas es endulzada en un recipiente de contacto
especialmente disefiado para la precipitacion y separacién de la mayoria de los contaminantes de la corriente de
gas natural en fase sélida.

Estos contaminantes en fase solida son licuados en el fondo del recipiente y son removidos en un
proceso, el gas natural forma una corriente aparte y es tomado de la cima del recipiente para posteriormente ser

enfriado y licuado.

Reflujo frio
———————
=
Deshidratacion Gas dulce
XY
5
&
Gas de |
alimentacién ) Recipiente de
. contacto Criogénico
—— . [
A l
L. | o
-—
| . CO; liquido
Depdsito de agua | | i —
Condensados

Figura 2.4. Esquema del proceso Criocelda. (Amin Jackson, 2005).
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En este proceso, el gas de alimentacion es pre-enfriado via intercambiador de calor con un refrigerante
mixto. Después del pre-enfriamiento, el gas que va a entrar en el recipiente criogénico a través de una valvula
Joule-Thompson (JT) para ser refrigerado; estos hidrocarburos, que salen de la valvula JT y entran al recipiente
de la Criocelda ya no estan en la fase gaseosa unicamente debido al efecto de expansion de la valvula.

Para el pre-tratamiento del GNL, una corriente de hidrocarburos liquidos frios sale del intercambiador de
calor principal y entra al recipiente criogénico como una contracorriente por una valvula de expansion y se
mezcla con la corriente fria de hidrocarburos de alimentacion en un ciclo. Dentro del recipiente criogénico,
ocurre una condensacion parcial que se compone principalmente de Metano, CO,; sé6lido, y los hidrocarburos
pesados que se depositan en el fondo del recipiente criogénico, de donde posteriormente se mueven.

El gas que emerge desde la cima de la Criocelda es gas dulce frio. Dependiendo del uso de la criocelda,
el porcentaje de contaminantes que permanece en la corriente de gas puede ser controlado, en el caso del CO,,
este puede permitirse en un rango de 4 % hasta 0.02 % ppm para gasoductos. La concentracion del liquido que
sale del fondo del recipiente (principalmente CO,) es controlada, ademas, este liquido puede ser almacenado si
se requiere.

Si se usa el proceso de la Criocelda para la eliminacion de la etapa de pre-tratamiento convencional del

GNL, se puede reducir el tamafio de una planta de GNL en un 20 a 30% manteniendo sus mismas capacidades”.

El pre-tratamiento del gas es igual de importante que el proceso de licuefaccion y que el método de
refrigeracion. En la siguiente Tabla 2.8, se muestran los costos de capital adicionales del pre-tratamiento y de

licuefaccion comparados con los de la Criocelda.

Tabla. 2.8. Costos adicionales para los métodos convencionales del pre-tratamiento de gas (MM délares)

Capacidad de Ia 1 MMped GNL 10 MMpcd GNL
planta Pre-tratamiento Licuefaccion Pre-tratamiento Licuefaccion
Costo d::;:]s;ima con S04 $14
$6 336

Costo del sistema de ) =

. 503 $038

tamiz molecular
Criocelda 56 $28

Fuente: Amin y Jacson, (International Petroleum Technology Conference, 2005)

Para proyectos de producciéon como los mostrados en la Tabla 2.8, los costos de capital para la
licuefaccion y pre-tratamiento de gas natural pueden ser reducidos del 20 al 40 % con la Criocelda, dependiendo
del tipo de proceso seleccionado. Aproximadamente, del 10 al 15% de estos costos pueden ser atribuidos al

subproceso de pre-tratamiento de la planta, junto con el proceso simplificado de refrigeracion de la Criocelda.

* Cole et al.: “Process for liquefying natural gas stream containing at least one freezable component ™ USA Patent.
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I1.3.4 Proceso SPREX*®

El Instituto Francés del Petréleo (IFP) y TOTAL (Una compaiiia de servicios petroleros francesa) han
desarrollado un proceso criogénico para la remocion de la mayor parte del H,S del gas natural muy amargo
(hasta concentraciones mayores del 40 %), el proceso Sprex®. Parte del objetivo de dicho proceso, consiste en la
reinyeccion de los componentes acidos separados (CO; y H,S) dentro de una formacion geoldgica cuando se
necesite. Esto no solamente reducira las emisiones de los gases de efecto invernadero (especialmente el CO,),

reducira también la produccién de azufre.

Ventas
Gas acido Gas acido remanente
liquido
Alta presion

Figura 2.5. Diagrama de bloques del proceso Sprex®. (F. Lallemand, SPE, 2005)

El proceso, involucra el pre-tratamiento de la corriente de gas por destilacion criogénica y tiene las

siguientes ventajas:

e Reduce el contenido de H,S en el gas, produciendo gas parcialmente endulzado el cual puede ser
procesado por una unidad de aminas convencional de menor tamafio, capaz de llevarlo a los

requerimientos necesarios de H,S y CO,; para gasoductos.

e Produce un condensado de H,S a alta presién, 725 a 942 Ib/pulg” (50.97 kg/cm’ a 66.22 kg/cm’) que

puede ser facilmente re inyectado dentro de una formacion geoldgica.

En la Figura 2.6, se muestra la versién mas simple del proceso, el cual trata la corriente del gas natural
hasta dejarla en concentraciones entre el 10 y el 20 % de H,S. La temperatura minima que se alcanza es de -30
°C, que es lo suficientemente alta para prevenir la formacién de hidratos en todos los puntos criticos de la
unidad. La descripcién detallada del proceso no se tiene disponible pues cuenta con derechos de autor, por este

motivo, so6lo se muestran los diagramas mas bésicos.
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Gasoducto

Combustible

Gas acido

Re-inyeccion

Figura 2.6. Diagrama del proceso simplificado Sprex® (Lallemand, 2005).

El H,S separado en el proceso Sprex®, es producido en fase liquida a presiones de 51 kg/cm® a
64.8 kg/em® (725-920 Ib/pulg?), con la que se requiere mucho menos energia de compresion para la re-inyeccion
dentro de un yacimiento para su almacenamiento.

Para completar con el tratamiento del gas, se encuentra una unidad endulzadora de aminas,
localizada corriente abajo, como ahora se tiene menos concentracion de acido sulfhidrico a separar, entonces, el
gasto de circulacién de aminas (usado en solo una parte del proceso) puede ser sustancialmente disminuido, lo
cual reduce el costo y la energia de consumo de la unidad.

En la Tabla 2.9 se resume, una estimacion de los ahorros de inversion y consumo de energia para el

tratamiento de 4.5 millones de m’/dia (165 MMpcd) de gas con una concentracién de 35% de H,S y 7% de CO.,.

Tabla 2.9. Aplicacién de la unidad Sprex® y comparacién econémica con aminas.

Aminas Sprex® 30
+ aminas
Capex MM Dis 153 128
Consumo de Energia MW 52 30
Consumo de Energia por generacion de vapor MW 46 40

Fuente: Lallemand, 2005.

Los costos mencionados en la Tabla 2.9 incluyen el endulzado, las unidades de compresion y a los
costos por generacion de la energia requerida para el funcionamiento de la planta (excluyen a los ductos y a los
pozos inyectores).

El proceso Sprex® tiene otras variantes de su proceso original que aun se estan probando, sin embargo,
este proceso ha sido pensado para un desarrollo mas econémico de campos con altas concentraciones de gases

amargos, para después ser re inyectados en un yacimiento y ser utilizados posteriormente.
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I1.3.5 Procesos que emplean solventes quimicos

Los solventes quimicos tienen un amplio uso para la remocion de los gases acidos. Mediante absorcion
quimica, el solvente es regenerado y vuelve a utilizarse en un proceso continuo.

Los solventes mas comunes son la Monoetanolamina (MEA) y la Dietanolamina (DEA). Recientemente,
la Metildietanolamina (MDEA) requiere menos calor para regeneracion que la DEA y la MEA y tiene una
mayor selectividad a la remocion del H,S en la presencia del CO,.

Las diferencias primarias entre los procesos para MEA y DEA son en la concentracion de las soluciones.
La MEA comunmente es usada en concentraciones de 10 a 20 % (p/p) en solucion acuosa siendo 15 % la mas
comun. DEA es usada en concentraciones mayores al 30% (p/p). Los rangos promedio de concentracion para la

MDEA son del 30 al 50 % (p/p) en solucién acuosa, y para la DGA los rangos son del 40 al 70 % (p/p).

o ' A la Unidad
Gas acudo Recuperadora
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Figura 2.7. Esquema para endulzado de gas de una planta con uso de aminas. (M. Pandey, SPE, Oil and GNC. 2005.)

Un diagrama de este proceso se muestra en la Figura 2.7. El H,S y el CO; son removidos en un
absorbedor a alta presién. La solucion se regenera en un separador a baja presion, estd operacion se realiza

agregando, calor.
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Alcanolaminas

A continuacion, se describiran algunas de las propiedades fisicas y quimicas de las aminas, asi como sus
aplicaciones, ventajas y desventajas mas comunes en la industria del endulzado de las corrientes de gas natural.

Otros solventes que también se han empleado son: trietanolamina, diglicolamina (Pp" hidroxiaminoetil
éter) y metil-dietalonamina (MDEA) entre otros. La Tabla 2.10 muestra algunas de las propiedades de las

alcanolaminas y en la Figura 2.8 su formula.

Tabla 2.10. Caracteristicas importantes de las alcanolaminas

MEA DEA TEA DGA DIPA MDEA*

Masa molecular 61.08 105.14 14819 105.14 133.19 119.17
Presion de vapor Reid (PVR) 1.05 0.058 0.0063 0.16 0.01 0.0061
Capacidad Relativa % 100 58 41 58 46 51

Fuente: Madox, 1985

Monoetalonamina (MEA)

MEA es la base mas fuerte de las diferentes aminas y la que reacciona mas rapidamente con los gases
acidos. La Monoetanolamina remueve la mezcla de acido sulfhidrico y didxido de carbono y generalmente se le
considera como no selectiva entre estos dos gases acidos. Con el peso molecular mas bajo entre las aminas, tiene
una gran capacidad de acarreo para los gases acidos por unidad de volumen o de peso, esto generalmente
significa menor circulacidn para remover cierta cantidad de gases acidos. Los procesos con MEA reducen las
concentraciones del gas acido para las especificaciones de las tuberias (generalmente menores que 0.25 granos
por 100 pie’). Con un disefio apropiado de operacion, el contenido de gas 4cido puede reducirse hasta 0.05

. 3
granos por 100 pie”.
. H o
H l]—(IZ"{E
\ M d \ H
N-H u

H
I |
C=C—0H
I
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HO0=~C-=C R O0-C~=C
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| 110
H H H OH HHH

Dietanolamina Trietanolamina Diisopropanclamina

o B H H K

K= C—H Diglicotamina

Metildietanclamina

Figura 2.8 Estructuras correspondientes a las etanolaminas (Madox, 1985).

Dietalonamina (DEA)

*MEA, DEA, TEA, DGA. DIPA de Maddox.
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El proceso acuoso de la DEA es similar al principio de operaciéon de la MEA. Una diferencia principal
es que la DEA no reacciona con el sulfuro del carbon y con el disulfuro de carbon. DEA es mucho menos volatil
que MEA, resultando en menores pérdidas de solucion de aminas por vaporizacion. Sin embargo, esta sujeta a la

degradacion por temperatura.

Trietalonamina (TEA)

Aunque la trietalonamina acuosa (TEA) fue la primera amina utilizada comercialmente para el
endulzado de gas, fue desplazada por la MEA o DEA. Es menos reactiva con los gases acidos. Tiene menor
capacidad de arrastre por volumen de solucidén y también para la reduccion del contenido de H,S para las
especificaciones de los gasoductos. La ventaja principal aparente de TEA (y MDEA, también una amina

terciaria) es que es selectiva para el acido sulfhidrico.

Diglicolamina (DGA)

El uso de DGA como agente de tratamiento del gas puede resultar en afractivos ahorros cuando la
concentracion total del acido de la corriente a ser tratada es mayor que el 1% en mol. El nivel de remocién del
COS (oxosulfuro de carbono) aumenta con aumento de temperatura y tiempo de contacto en los absorbedores.
Dependiendo de la temperatura, presiones y variaciones en L/V de los radios de los absorbedores, los niveles de

COS de la corriente de gas puede ser reducidos en un 75 % o mas.

Metildietanolamina (MDEA)

La MDEA se ha utilizado recientemente para el endulzado del gas natural debido a su capacidad o
“selectividad” en la reaccion con el H,S en presencia del CO..

Todas las alcanolaminas dependen de la reaccion del grupo amino con la naturaleza acida del gas H,S y
CO,, para el proceso de absorcion (Figura 2.9). En la Tabla 2.11 se presenta las reacciones quimicas. Las
reacciones mostradas proceden de izquierda a derecha a bajas temperaturas y de derecha a izquierda a
temperaturas altas, por lo que el H,S y el CO, pueden ser absorbidos por las alcanolaminas a temperatura
ambiente. A temperaturas elevadas (como las existentes en la columna de absorcién) las reacciones son

reversibles vy se inicia la descomposicion de los gases 4cidos en la columna fraccionadora.
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Tabla 2.11. Reacciones primarias de las alcanolaminas con los gases dcidos
H;8 COy
MEA 2RNH; + H;S « (RNH;3):S 2 RNH; + H)O + CO; « (RNH;),CO;
(RINH3):COs + H;0 + CO; +» 2RNH:HCO;
(RNH:)S + HyS <3 2 RNH;HS ~ Global 2 RNH, + CO; <> RNHCOONH:R

DEA 2 RaNH + H3S < (R;NH):S 2 RoNH + H;0 + CO; < (R;NH;),CO;
(RyNH):CO; + H;O + CO; +» 2R;NH;HCO;
(RINHL),S + HpS > 2R;NHHS g;t;fc R S T e s
TEA 2 R:N + H:S < (R;NH)S 2 RaN +H;0 + CO; ++ (R:NH)COs
(R:NH);S + H;S < 2 R;NHHS (RsNH);CO; + H;0 + CO; = 2 R;NHHCO3
R =C:H;OH

AMINAS PRIMARIAS: AMINAS SECUNDARIAS: AMINAS TERCIARIAS:
MEA, DGA DEA, DIPA MDEA

10-20% 30-40% 20-50%

TEMPERATURA

Figura 2.9. Distribucion de reactividad vy selectividad de las aminas.

Proceso BANFIELD

El proceso Benfield es un método para el tratamiento de gas, disefiado para remover componentes acidos
como el CO, y H,S. Este proceso utiliza un solvente quimico absorbente basado en una solucién de 30% de
carbonato de potasio (K,COs) en agua, un activador y un inhibidor de corrosion. El activador es un aditivo de

baja concentracion puesto en la solucion de carbonato para mejorar la absorcion del CO..

Es usado en las siguientes aplicaciones:

e Para la remocion del CO; en las plantas de amonio.
e Para la remocion del CO, en las plantas reductoras de mineral de hierro.
e Para obtener las especificaciones del transporte por ductos y del GNL.

e Reciclar gas en la oxidacion del etileno.

Con dicho proceso las pérdidas del gas de sintesis’ y de hidrocarburos son minimas debido a su baja
solubilidad en la solucion de carbonato de potasio. En la siguiente Figura 2.10 se muestra la representacién

esquematica de dicho proceso.

* El gas de sintesis son las diversas mezclas de monéxido de carbono e hidrégeno que se emplean para fabricar productos quimicos.
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Figura 2.10. Proceso Benfield (UOP s Gas Processing Business, 2000).

La absorcion y regeneracion de los gases acidos se realiza de forma similar que en el proceso convencional por
aminas (descrito anteriormente). El gas a ser fratado es alimentado desde el fondo de la columna absorbedora y
choca en contracorriente con la solucion de apoyo (carbonato de potasio) alimentada desde la cima o tope de la
misma columna.

Los gases acidos son absorbidos por el liquido absorbente. Entonces, éste liquido se precalienta y
posteriormente se administra al tope de la columna regeneradora, donde los gases acidos son separados para la
regeneracion de esta solucion. Posteriormente, el liquido es pre-enfriado y re-circulado al absorbedor.

La presion parcial del gas acido es el factor determinante en este proceso. Las condiciones de
alimentacién se encuentran en un rango de 150 y 1800 Ib/pulg’ man (10.56 y 126.8 kg/cm® man) con
composiciones del gas acido del 5% a mas del 35% en volumen. Las especificaciones del producto que se desean
alcanzar dependen de la aplicacidn y pueden ser cualesquiera de unos pocos cientos de ppmv a pocos porcentajes

de CO.. El consumo de calor promedio es de 30,000 a 40,0000 Btu/lb-mol.

Tratamiento de gas FLEXSORB

Las tecnologias FLEXSORB SE, FLEXSORB PS, y FLEXSORB HP utilizan una nueva clase de aminas
desarrolladas por ER&E. llamada “aminas bloqueadoras”. Cada una de estas tecnologias usan una amina
bloqueadora disefiada para cada aplicacion del tratamiento de gas comunmente ya sea en la industria petrolera,
petroquimica o industrial.

El primer proceso requiere un 41 % de MDEA de circulacion y un 51 % de energia para la regeneracion.

Este bajo gasto contribuye a que las dimensiones del regenerador sean menores. El efecto total es mas del 25 %
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de reduccion en inversion y mas del 40 % en costos de operacion. Debido a estas ventajas, la tecnologia esta

siendo modificada y aplicada en muchos proyectos nuevos.

Esta estabilidad mejorada resulta en una degradacién menor de las aminas.

La siguiente Figura 2.11 muestra la ventaja significativa usada por el proceso Flexsorb PS vs. la

tecnologia de aminas-solventes. Como se muestra en la Figura, el uso del nuevo agente resulta en una reduccion

del 30 % en la tasa de circulacion de aminas.

100,000

AMINA-SOLVENTE

J

Gasde 10.m L FLEXSORBPS

szlida
Co:
lppm)
1,000 |- G
100
Corrignta slimentacion: 14 3¢
CO;, 2% H:S =
T 0 -
PI;ESIEII’L ._30‘ Ib/pg .
1 2 3 4

Proporcion desolucion

Figura 2.11. Ventaja significativa del Flexsorb PS vs. Aminas-solventes (B.C. Price, 1986).

En la Tabla 2.12 se presentan las ventajas econdmicas del uso del proceso Flexsorb en una planta de

tratamiento de gas natural. El caso de aplicacion es de una planta de gas con un volumen de alimentacién 1.7

Gpcd, a 850 Ib/pulg?, en la cual la concentracién de diéxido de carbono es reducida de 18.5 % a 50 ppm y el H,S

de 0.1 % a 4 ppm los cuales son los requerimientos para una planta de licuefacciéon (GNL).

Tabla 2.12. Comparacion entre los procesos Flexsorb, aminas-solventes y procesos con solventes fisicos.

Procesos Tecnologia convencional Tecnologia de solventes fisicos

aminas-solventes

Solucién GPM 124 % base 198 % base
Vapor (Energia) 104 % base 15 % base
Economia

Inversion, Miles de ddlares 34 58
Costos de operacion, MS/afo 6.3 278

Base: 1.7 MMNMpcd de alimentacién

Fuente: Newman, 1985

El proceso Flexsorb provee ahorros de energia e inversion en el tratamiento de

con ofras aplicaciones industriales.

Flexsorb PS

Base
Base

Base

Base

gas natural comparado
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Proceso GIRBOTOL

El proceso Girbotol v los procesos subsecuentes de recuperaciéon de azufre y fraccionamiento de
licuables se describiran con mayor en adelante, ya que estos son utilizados en la industria nacional. Si bien se
han desarrollado oftros procesos para el endulzado del gas, éstos estan basados esencialmente en el proceso
Girbotol y no cambian sustancialmente.

La planta Girbotol tiene como objetivo eliminar los compuestos acidos (acido sulfhidrico y didxido de
carbono) de la corriente de gas proveniente de los pozos utilizando un tratamiento de extraccién por disolventes
y como exfractante una solucién acuosa de Dietanolamina al 15% que se regenera por calentamiento a fin de
empelarla nuevamente, de esta forma se mantiene una circulacion de DEA y sélo se reponen las pérdidas propias
del proceso.

En adelante, la descripcion de las variables del proceso como la alimentacion y los productos se haran
con base en los datos obtenidos del Complejo Procesador de Gas de Poza Rica, Veracruz, como referencia
practica de los valores de entrada o insumos de una endulzadora, aunque por supuesto, estos valores cambian de
acuerdo a la explotacion de cada campo y de cada pais. En la Figura 2.12 se muestra un diagrama de flujo de

dicho proceso.

GAS DULCE

CONDENSADO

AR, Acumulador de Reflujo
C, Conders ador

F, Fittro

3, 5eparador de g amargn
T, Torre de lavado de g dulce
T-4, Torre de Absorddn

T-R, Torre de Reactivaddn

GASQUNA

Figura 2.12. Diagrama de flujo del proceso Girbotol.

Alimentacion

Gas amargo. La alimentacion del gas amargo proveniente de pozos y plataformas marinas, llega con
una presion manométrica de 334.24 Ib/pulg” man (23.5 kg/cm?) y 43 © C. (Véase la Tabla 2.13).

Etano. El etano producido en la planta de absorcién lleva trazas de gases acidos, se incorpora a la
corriente de etano producto de la planta criogénica. La alimentacion llega a una presion manometrica de 327.14

Ib/pulg’ man (23 kg/cm”).
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Tabla 2.13. Composicién de gas amargo proveniente de pozos y plataformas marinas

Componente Gas amargo (%) Etano
Dioxido de carbono 48 6780 ppm (max.)
Acido sulfhidrico 1.65 -
Metano 76.21 2.61 (% mol)
Etano 10.61 93 .35 (% mol)
Propano 458 3.24 (% mol)
Isobutano 04 0.09 (% mol)
n-butano 0.95 -
n-Pentano 0.21 -
Hexano (+) 04 -
Azufre - 320 ppm (méx.)

Fuente: Complejo Procesador de Gas, Poza Rica, Ver.2007
Nota: (+) se escribe para denotar que puede haber compuestos de mas de 6 carbonos.
Productos
Gas dulce. La corriente de gas dulce lavado se envia hacia la planta criogénica a una presion
manométrica aproximada de 312 Ib/pulg” (22 kg/cm?) y 49 © C. (Véase la Tabla 2.14).
Gas acido. Esta corriente se envia a la planta de azufre a una presién manométrica de 321.4 b /pulg’

(22.6 kg/em®) y 43 ° C.

Tabla 2.14. Composicién de los gases de salida de la planta endulzadora.

Componente Gas dulce Gas acido Etano
Dioxido de carbono 1500 ppm (max.) 74.1 (% mol) 300 ppm (max.)
H:S 50 ppm (max.) 25.9 (% mol) 5 ppm (max.)
Metano 81.3 (% mol) 2.63 (% mol) -
Etano 11.33 (% mol) 93.99 (% mol) -
Propano 4 89 (% mol) 3.26 (% mol) -
Isobutano 0.42 (% mol) - -
n-butano 1.01 (% mol) - -
Isopentano 0.20 (% mol) = -
n-Pentano 0.23 (% mol) - -
Hexano (+) 0.44 (% mol) - -

Fuente: Complejo Procesador de Gas, Poza Rica, Ver.2007

Nota: (+) se escribe para denotar que puede haber compuestos de mas de 6 carbonos.

Areas de proceso
La planta se divide en:
e Absorcidn y lavado de gases.
e Intercambio de calor DEA, enfriamiento, bombeo, y filtracion DEA.
e Reactivacion DEA.
e Redestilacién de DEA.

e Servicios.
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Para hacer una descripcion de los procesos que se llevan a cabo en la planta endulzadora, en el diagrama
de flujo mostrado en la Figura 2.13 se insertaron niimeros que sirven como guia en el texto, anotandose con el
siguiente formato [1F2.13], el numero 1 indica el equipo en que se realiza, conforme el diagrama de flujo

mostrado en la Figura 2.13.

Absorcion y lavado de gases

El gas amargo contiene liquidos de arrastre constituidos por agua, Hexano y pesados. Estas impurezas
deben eliminarse para evitar que se incorporen a la solucidn extractante de DEA, utilizada en la absorcién y
produzca problemas de espumado en las torres de absorcién y de reactivacion. Por lo que en la primera etapa del
proceso entra a un separador.

La corriente gaseosa que sale del separador entra a torres de absorcion [1F2.13], donde, la absorcion de
CO; vy H,S se hace en contracorriente con solucion acuosa de DEA al 15 % (p/p), que se introduce por la parte
superior de la torre de absorcion. Debido al caracter exotérmico de la reaccion de los gases acidos con la DEA, la
temperatura de salida de los gases es de 49 °C y de la solucién de DEA de 61 °C.

Los gases dulces que salen del absorbedor se envian a la torre de lavado [2F2.13]. A la solucion que sale
de los absorbedores se le denomina “DEA rica” y se envia al tren de intercambiadores de calor [SF2.13]. En
esta etapa se separa el etano, que se envia a la torre de purificacion de etano [3F2.13]

La solucion de DEA que sale de la torre de purificacion se envia a reactivacion [6F2.13] y la corriente de
gas a la torre de lavado [4F2.13]

En la torre de lavado de etano [4F2.13], el etano purificado se alimenta en contracorriente con agua para
quitarle las particulas arrastradas de solucién de DEA. El etano purificado y lavado se envia como producto a las

baterias de la planta o como alimentacién a la planta de Etileno.

Reactivacion de DEA

Tratamiento de la solucion de DEA rica

La solucién de DEA rica que se envio a los intercambiadores de calor [SF2.13] para calentarla a 98 °C
por intercambio de calor con la solucién de DEA pobre a 124 °C proveniente de los intercambiadores de calor
[5F2.13], se envia a la torre de reactivacion [6F2.13].

En la torre de reactivacion [6F2.13] los gases acidos disueltos en la solucién de DEA se separan por
calentamiento, el fenémeno de absorcidn del gas acido es reversible. El aumento de temperatura se lleva a

cambo inyectando vapor.
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A medida que asciende el vapor en la torre, se condensa, cediendo calor latente equivalente al calor de
reaccion necesario para liberar a los gases acidos y arrastrandolos en la misma corriente. Conforme la corriente
de gases asciende, la cantidad de vapor disminuye y la del gas acido aumenta.

Los gases acidos que salen de la torre de reactivacion se envian a los condensadores de reflujo [7F2.13].
La solucion de DEA que sale de la torre. se denomina “DEA pobre™ y se envia a los intercambiadores de calor
[SF2.13].

Los gases acidos que entran a los condensadores de relujo [7F2.13], estan a una temperatura de 108 °C y
a una presion de 14.2 Ib/pulg® (1kg/cm’). En esta etapa se condensa el agua que viene en forma de vapor. Los
gases acidos salen hacia el acumulador de relujo [8F2.13] a una temperatura de 46 °C y a una presion de 10.8
Ib/pulg’ (0.76 kg/cm?).

Los acumuladores de reflujo [8F2.13] se ufilizan para dos propdsitos: 1) separar el gas acido del agua
que se condenso en los condensadores de reflujo vy 2) darle un tiempo de residencia en el equipo antes de

recircularla a los reactivadores [6F2.13].

Redestilacion de DEA

Tratamiento de la solucion de DEA pobre

La solucion de DEA pobre que se utilizd para el calentamiento en los intercambiadores de calor [SF2.13]
sale con baja presién, para poder enviarla a los absorbedores es necesario elevar la presion por medio de bombas
centrifugas, para que en la descarga tenga una presion de 398.25 Ib/pulg® (28 kg/cm® man). Para evitar la
formacién de espuma en los absorbedores, se agrega un antiespumante, como el ocerrol, antes de entrar a los
absorbedores [11F2.13]. El 10 % de la soluciéon de DEA pobre se envia a redestilacion [12F2.13], el restante
90% pasa a los enfriadores [9 F2.13], de los que sale a 46 °C y de aqui se manda a los filtros [10F2.13] con
objeto de quitarle los sélidos, tales como el sulfuro de hierro, que contribuye generalmente a la corrosion de los
equipos que operan con temperaturas mayores a los 100 °C.

El sulfuro de hierro se forma debido a los productos de la degradacion de DEA, por descomposicidén
térmica o por reaccion irreversible con el H,S y el CO,. Absorbidos actian como agentes quelantes en la
solucion caliente, y se vuelven inestables cuando se enfrian, formando quelatos de hierro del material con que
esta construido el equipo. Los quelatos de hierro reaccionan posteriormente con el H,S, para formar el FeS,, que
precipita.

Las corrientes de salida de los filtros [10F2.13] y de la torre de enfriamiento [9F2.13] se mezclan en una
sola corriente que se envia a los absorbedores [11F2.13]. De aqui se manda a destilacion [12F.13].

La eliminacién de los compuestos de la DEA se hace en los redestiladores [12 F2.13]. La operacion de
los redestiladores es ciclica, se emplea como medio de calentamiento vapor saturado. El flujo utilizado depende

de la concentracion de gas acido, al inicio del ciclo se carga aproximadamente 1 kg de Na,CO; por cada 30 kg de
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solucion, con la finalidad de formar sales correspondientes a los acidos de alto punto de ebullicion, la cantidad
de carbonato de sodio estara determinada por la acidez de la solucién a recuperar.

Al principio de cada ciclo, solo se destilara agua, a medida que aumenta el punto de ebullicion destilara
DEA como solucion diluida, estableciéndose un flujo constante de destilacion de DEA al 15 % a una
temperatura de 130 °C a una presion de operacion de 4.98 Ib/pulg” (0.35 kg/cm?). La solucién de DEA pobre a
redestilar se alimenta por el fondo, manteniendo en cada redestilador un nivel constante.

A medida que avanza el ciclo, la concentraciéon de contaminantes y la temperatura (130 °C) aumentan.
También la temperatura hasta 150 °C, en este momento se interrumpe la alimentacion de DEA y se introduce
condensado. El condensado provocara que la solucion se diluya, permitiendo una mayor recuperacion de DEA.
Cuando la concentracion de DEA en el condensado es del 1 % (p/p), se suspende la operacidn.

La solucién evaporada en los redestiladores sale hacia los condensadores [13 F2.13]. La cantidad de
solucién que se condensa es variable y depende de la etapa en la cual se encuentre la operacion de redestilacion.
El medio de enfriamiento es agua. La solucion no sélo se condensa, sino también se subenfria, manteniéndose un
sello de liquido de 18 cm de altura en el condensador.

El liquido subenfriado se almacena en los acumuladores de DEA redestilada [14 F2.14]. A medida que
progresa el ciclo de redestilacién el nivel de liquido aumenta en el tanque. Se inyecta nitrégeno para mantener
una atmosfera inerte, evitando la presencia de oxigeno.

Se tiene un tanque acumulador de DEA pura como reserva, para reponer pérdidas. Este tanque tiene una
capacidad de 212 m’. Al igual que en los acumuladores de solucién de DEA redestilada, se introduce N, para
mantener una atmdsfera inerte. A este paro se le denomina intervalo de gas inerte, para evitar dejar sin sello a los

tanques.
Servicios auxiliares:

e Sistema de drenaje quimico.
e Generacion de vapor.
e Sistema de agua de enfriamiento.

e Sistema de adicién de anticorrosivo y antiespumante.
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La planta Girbotol es uno de los procesos principales para el endulzado del gas, se han
desarrollado muchas variantes a lo largo del tiempo, sin embargo, la esencia de los procesos estan

basados en los elementos

Ventajas y desventajas del uso de solventes quimicos

A continuacion, se hara mencion de las ventajas y desventajas en el uso de los Procesos con Solventes
Quimicos para el endulzado del gas natural.

Tabla 2.15. Ventajas v desventajas de los procesos con solventes quimicos.
VENTAJAS: DESVENTAJAS:

e PROCESO CONOCIDO Y EN MEJORAMIENTO * AITO CAPEX/OPEX

e AMPLIO RANGO (P, T) EN GAS DE ENTRADA e INTENSIVO EN ENERGIA
Y SALIDA e CORROSION

¢ REMUEVE CO,/H,S A ESPECIFICACION A * GASDEFONDO (H;5) A
BAJA PRESION DE ENTRADA DISPOSICION

¢ ALTA CARGA (REGENERACION)
Fuente: Repsol YPF, 2007

I1.3.6 Seleccion de procesos de endulzado

Para la seleccion de los procesos de tratamiento del gas natural, los siguientes factores son los mas
significativos:
1. Seleccidn del gas acido que se quiere eliminar (si existe).
Presidn parcial del gas acido a remover (CO,, H,S o ambos).
Grado de eliminacion deseada.

Temperatura y presién con la que se recibe el gas amargo y con la que se debe entregar el gas dulce.

o = W

El volumen de gas que se va a procesar y la composicion de los hidrocarburos.

La relacion de CO,y el H,S en el gas.

= e

Costos de los procesos.

La siguiente Tabla muestra una comparacion entre algunos de los procesos mostrados anteriormente.

Tabla 2.16. Comparacion entre procesos de remocién de componentes acidos.

Contaminante  Aminas(DEA)  Solventes fisicos  Solventes quimicos Tamices
(Benfield) moleculares
HiS Muy bueno Bueno Pobre-Reg Muy bueno
CO; Muy bueno Bueno Bueno Muy bueno
cos Pobre/nada Bueno Posible -
RSH(*) No/limitado Bueno Posible Muy bueno
CS; No Bueno Posible -
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Las siguientes graficas (Figura 2.14) representan al mejor sistema de remocion de componentes acidos

basados en el conocimiento de la presion parcial del mismo.
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Figura 2.14a Seleccion de procesos para la remocion solo de CO;,

(Campbell Vol. 4, “Gas Treating and Sulfur Recovery™).

Figura 2.14b Seleccion de procesos para la remocion solo de H,S.

(Campbell Vol. 4, “Gas Treating and Sulfur Recovery™).
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Figura 2.14c Seleccion de procesos para la remocion de CO; v

H,S (Campbell Vol. 4, “Gas Treating and Sulfur Recovery™).

Figura 2.14d Seleccion de procesos para la remocion selectiva de

H,S (Campbell Vol. 4, “Gas Treating and Sulfur Recovery™).

Por ejemplo, si en la mezcla del gas natural se detecta s6lo H,S y las concentraciones del gas exigen su

eliminacion, entonces se puede utilizar la grafica de la Figura 2.14b. Se calculan las presiones parciales de

entrada y las de salida y se intersecan en los ejes coordenados para seleccionar el sistema de remocion.
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IL.4 Procesos de recuperacion de azufre

El disefio de esta planta esta basada en el proceso Claus, en el cual, se trata al H,S para obtener azufre
elemental, de esta forma se elimina el azufre de la corriente gaseosa. Las impurezas excedentes (CO.,
hidrocarburos, vapor de agua, etc.) en la corriente de alimentacion a la planta Claus pueden causar problemas en
el disefio, operacién y mantenimiento. Véase la Figura 2.15.

El acido sulthidrico es altamente toxico por lo que es necesario separarlo, formando un compuesto
menos reactivo con la finalidad de no liberarlo a la atmoésfera. El gas acido proviene de la planta endulzadora de

gas amargo (planta Girbotol).

Acumuladores  Quemadores Reactor Recuperador Condensadores  Recalentadores Reactores Incinerador
de Carga Témico de Calor de Azufre Cataliticos de Gas Residual
il l
de “vapaor ARa [ ]
Avinas L |
vy
‘ ) itk
sEw - |: |: ::: ‘ ‘vaper
B 1 e e S
X EH 5 ' o, U1,
-J del Anali | l >[_'=ﬂ
de I - i
— |

Are

oyl YYvYYY

AZUFRE PRODUCTO

Figura 2.15. Esquema general del proceso recuperador de azufre de tres reactores. (Repsol YPF, 2007)

El proceso de tratamiento de la Unidad Recuperadora de Azufre (SRU por sus siglas en inglés) consiste
de una etapa térmica, seguida de dos o tres etapas cataliticas denominadas Claus y una etapa en el convertidor

SUPERCLAUS.
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I1.4.1 Proceso CLAUS (etapas cataliticas)

En el proceso Claus la oxidacion del acido sulfhidrico se realiza en presencia del aire.
El proceso consiste de un horno de alta temperatura (H), dos reactores (R;, R;) v una torre de lavado

(TL). (Ver Figura 2.16).

1 »
& l T
Reactor _| Reactor —
!2 il !3
} : : s
(4)
oy |
H;O
- Horno
I HS —» 1 — I 1rl
H;0 C, Condensador —
TL, Torre de lavado Azufre liquido

Figura 2.16. Proceso Clauss

La produccion de azufre elemental se describe como:

3
3H,S +0,——3S+3H,0+ calor 2200-300°C

La reaccion anterior ocurre en dos etapas, la primera utiliza catalizadores en el horno, oxidandose parte

del H,S en el gas a tratar para la formacion de diéxido de azufre segun la reaccion:

2H,S + 30,—— 250, + 2 H,0

Posteriormente, en el primer reactor, que contiene un catalizador de alimina activada recubierto con
oxidos de cobalto y molibdeno, se eleva la temperatura de los reactivos de 320 a 390 °C y se lleva a cabo la
primera reaccion de produccidn de azufre elemental, misma que ocurre por la presencia de SO, y H,S en el
sistema. Para comenzar esta reaccion, se recalientan los gases y se los introduce en el primer reactor catalitico
(R-1) donde se llevara a cabo la reaccién. El azufre se extrae por condensacion a medida que los gases de la

reaccion se enfrian en un generador de vapor de baja presion:

SO, +2H,S— 2§ +2H,0
1
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La reaccion anterior es altamente exotérmica, por lo que es necesario implementar sistemas de los gases
de control y temperatura y para la condensacion de la primera porcién de azufre elemental formado. En el
segundo reactor el H,S restante es oxidado en presencia de diéxido de azufre a una temperatura de 250 a 270 °C

con un catalizador de Fe,Os, segin:

3H,S +3/20, 2 3S+3 H,O (AH =-664 KJ/mol)

En la etapa térmica, el gas acido se quema con una cantidad subestequiométrica de aire de combustién
controlada, tal que el gas de fondo que abandona el segundo reactor (R-2), puede contener de 0.8% a 1.0% vol.
de 4cido sulfhidrico (H,S). El nuevo catalizador en el tercer reactor (R-3), oxida el H,S a azufre con una
eficiencia mayor de 85%. Sin embargo, debido a que se realizan las reacciones con deficiencia de oxigeno y en
presencia del un catalizador para la oxidacion selectiva, las condiciones no permiten la formacion de SO, por lo
que el oxigeno presente se combina con el hidrégeno para formar agua y dejar al azufre en forma elemental,
entonces se puede obtener una eficiencia total de recuperacion de azufre de hasta 99.0%. El azufre liquido
recuperado tiene una pureza del 99.9%.

La torre de lavado trabaja a 120 °C usando reflujo de azufre proveniente de un tanque de
almacenamiento, que sirve para lavar el azufre elemental formado (se lava con agua desmineralizada, formando
agua 4cida). Los residuos que abandonan en fase gaseosa esta columna son N,, H,O, CO; y residuos sin
reaccionar de H,S v SO, La formacion de otros compuestos de azufre es inevitable y debido a la presencia de
otros hidrocarburos en la alimentacién del proceso, se forman principalmente productos alternos como el CS,,
COS y también se consideran como contaminantes.

El azufre producido por los procesos térmico y catalitico contiene entre 200-300 ppm en peso de H,S v
luego de la desgasificacion en el contenedor, este valor se reduce a 50-100 ppm. Para alcanzar una reduccion
mayor de H,S se realiza una desgasificacion catalitica adicional que permite reducir el contenido de H,S a 10
ppm o menos en el azufre liquido.

Las tres variables principales de control en la planta Claus son: a) la proporcion de H,S:SO, de 2:1, b)
las temperaturas de entrada al reactor catalitico, y c) las temperaturas de salida del condensador de azufre. De
estas, el control de la proporcién de H,S:SO, es la mas importante. También es muy importante mantener la
temperatura alta en el reactor para prevenir la condensacion del azufre, lo cual causa la desactivacidon temporal

del catalizador.
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I1.4.2 Proceso SUPERCLAUS

Este proceso consiste en una etapa térmica [1F2.17] seguida de tres unidades de reaccién catalificas.
Entre cada uno de los reactores existen condensadores [2F2.17] donde se remueve el azufre elemental. Dos de
los reactores [3F2.17] estan empacados con un catalizador Claus estandar mientras que el tercer reactor esta
empacado con el nuevo catalizador selectivo SuperClaus. En la etapa térmica, el gas acido es quemado
subestequiométricamente con una unidad controlada de aire de combustion, de tal modo que el gas emitido del
segundo reactor contiene de 0.8 al.5 % en volumen de H,S. El gas de fondo es completamente oxidado en un
incinerador antes de ser descargado por una chimenea [4F2.17].
Algunas caracteristicas de este proceso son:
e Puede aplicarse en plantas nuevas o ya existentes.
e El catalizador oxida completamente el H,S a azufre elemental; ademas no es sensible a la presencia de
vapor de agua.

e No presenta oxidacién posterior del SO,, aun en presencia de un exceso de oxigeno.

Salida del gas
tratado

Cal

Y Reactor |
Vapor de agua

-

Reactor

3

Reactor
3

Reactor

Chimenea

(]

c(2)

Azufre Azufre Azufre

. | tal | tal
Aire elemental elementa elemental Azufre

elemental

WA, Vapor de agua
Cal, Calentadores

Figura 2.17. Proceso SUPERCLAUS.

Etapa térmica

El proceso SUPERCLAUS esta basado en la combustion parcial de &cido sulfhidrico (H,S) con una
proporcion controlada de aire para lograr la oxidacion de todos los hidrocarburos presentes en la alimentacion y
obtener un 0.5 a 0.8 % en volumen de H-S en la entrada del convertidor de oxidacion selectiva.

La proporcion de aire-gas acido se ajusta para alcanzar una proporcion de H,S: SO, >2:1.

Para satisfacer esto se controla el flujo de aire que se inyecta, cuidando que la concentracion de oxigeno
sea menor que la estequiométrica. Por lo tanto, si la concentracion de H,S entrante al convertidor

SUPERCLAUS es:
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1. Muy alta, se agrega mas aire al quemador para crear mas SO,

2. Muy baja, se agrega menos aire al quemador.

El mayor porcentaje del H,S residual se combina con el SO, para formar azufre de acuerdo con la

reaccion de equilibrio siguiente:
3
2H,S + S0, —)5 S, +2H,0—calor

Con esta reaccion se forma azufre en fase vapor en el quemador y en el horno de reaccion.
Etapas cataliticas

Las dos etapas de reaccion catalitica siguientes incrementan aun mas la conversion global a azufre. En

los convertidores el equilibrio Claus se desplaza al lado del azufre usando el catalizador Claus.

3
ZHZSH; S, + 2H,0 + calor

La condensacion después de un convertidor Claus hace posible una mayor conversion a azufre en la

siguiente etapa catalitica.
Etapa del convertidor SUPERCLAUS
El gas de esta etapa se mezcla con determinando flujo de aire antes de entrar en el convertidor de

oxidacidn selectiva o convertidor SUPERCLAUS, en el cual se utiliza un catalizador especial para la oxidacién

selectiva de H,S a azufre elemental. La siguiente reaccion toma lugar:

H2$+%Oz s oomo
X

Con esta reaccion se pueden obtener altos niveles de conversion a azufre elemental.
Proceso de desgasificacion de azufre

El azufre liquido producido en la SRU contiene cerca de 300 ppm de H,S —como polisulfuros

hidrogenados (H,Sy) y parte disuelto fisicamente-. Este azufre liquido se desgasifica del H,S antes de ser
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transportado para su embarque. La desgasificacion se realiza mediante el proceso de desgasificaciéon Shell, que
reduce el contenido de 4cido sulthidrico a menos de 10 ppm.

La desgasificacion se obtiene inyectando aire a través de difusores inmersos en el azufre liquido,
desorbiendo en parte el H,S disuelto en el azufre y en parte oxidandolo a azufre elemental.

La importancia de llevar a cabo la desgasificacién del azufre radica en las siguientes razones:

e Disminuir la toxicidad del producto para su manejo y transportacion.
e Evitar cualquier riesgo de explosion debida al H,S, venteando el producto liquido durante su manejo.
e Evitar que el producto liquido sea corrosivo.

e Mejorar las caracteristicas del producto formado, que es azufre solido.
ILS Proceso de fraccionamiento de licuables (criogénica)
La planta de recuperacion y Fraccionamiento de etano y Licuables esta disefiada para recuperar el etano,

Propano, Butano, pentanos e hidrocarburos mas pesados contenidos en el gas natural proveniente de la planta

endulzadora (planta Girbotol).

Descripcion de las secciones

La unidad consta de una seccion criogénica, una de fraccionamiento y una seccidn de refrigeracion que

emplea propano como medio refrigerante. (Ver Figura 2.18).

Expansion

Deshidratacion

v
Enfriador ~

de gas Refrigeracion

Torre
desmetanizadora

Separador

Liquidos

Agua
Liquidos del
gas natural
Compresion
Y »Gas residual

Figura 2.18. Esquema general de una planta criogénica (PGyPB®, 2007).

¢ PGyPB. Pemex Gas y Petroquimica Basica
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Seccion criogénica

En esta seccidn, el gas endulzado se somete a un enfriamiento que tiene por objeto la condensacién
parcial del mismo, a fin de separar en forma liquida el etano y demas licuables que se enviaran a la seccion de
fraccionamiento. El gas residual se maneja a dos niveles de presion, una para inyectarlo a gasoducto y otra para
manejarlo como gas combustible.

Eventualmente, también podra unirsele antes del compresor una corriente de etano procedente de la
Torre Desetanizadora de la seccidn de fraccionamiento, situacion que se presentara cuando no opera la planta de
Etileno, o cuando exista rechazo de la carga de etano de la planta de Etileno.

La alimentacion a la planta, es el gas natural sin presencia de 4cido sulthidrico y dioxido de carbono, v
se comprime hasta una presién de 691.2 Ib/pulg’ man (48.6kg/cm® man), en donde se postenfria y se deshidrata
[1F2.19].

La deshidratacién del gas dulce tiene por objeto eliminar el contenido de agua por adsorcion en alimina
y tamices moleculares; esto para evitar la formacion de hidratos con hidrocarburos y la precipitacién del hielo.

El gas dulce deshidratado se enfria con gas residual del proceso y refrigeracion del Propileno
condensado en forma parcial, y separando la mezcla del liquido-vapor en el tanque, que es el primer separador a
la torre agotadora. Esta separacion tiene la finalidad de disminuir el flujo y la carga térmica [2F2.19].

El liquido separado en el tanque se precalienta y envia hacia la torre agotadora [3F2.19]. A la corriente
de esta torre se le eliminan los hidrocarburos ligeros; estos forman el producto del domo, Metano y etano en
mayor proporcidn y el producto del fondo (Propano e hidrocarburos mas pesados) que se envia a la seccion de
fraccionamiento.

Partiendo del separador, el vapor separado es enfriado con gas residual de proceso, y se alimenta a la
desmetanizadora, mientras que el gas residual del proceso (de baja presion) es condensado en forma parcial a
una temperatura de -65 °C, temperatura necesaria para recuperar el etano y licuables, que es la finalidad de la
planta [4F2.19].

La mezcla resultante de liquido y vapor se separa en el tanque de succion [SF2.19], el vapor se envia a
los turboexpansores’ de alimentacién de la torre desmetanizadora, donde se expande a una presion de 230.4
Ib/pulg’ (16.19 kg/cm’) [6F2.19] y enfridndose a -97.2 °C, formando una mezcla de liquido-vapor que se envia a
la torre desmetanizadora, separandose ambas fases en el domo de la misma.

El liquido separado en el tanque de succion por turboexpansores, se une con la corriente del domo de la
torre agotadora después de haberse enfriado con Propileno a -45.6 °C y gas residual de proceso de baja presion.

Este es enviado hacia la corriente del tanque separador que alimentacion a la torre desmetanizadora.

Cabe mencionar que los turboexpansores son equipos que proveen una refrigeracion al proceso, v una recuperacion de energia que sirve para accionar los
compresores de gas residual a alta presion en una primera etapa.
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Los vapores del domo tienen dos corrientes, una se envia al turboexpansor de gas residual para
intercambiar calor y para constituir el gas residual de baja presion que se usa como combustible [6F2.19]; la otra
corriente de vapores del domo se une a los vapores separados en el tanque separador, intercambiando calor con
la carga, se comprime y se forma el gas residual de alta presion que es enviado al gasoducto [8F2.19].

Los fondos de la torre desmetanizadora, constituidos por etano, licuables e hidrocarburos pesados, se

envian hacia la torre Desetanizadora en la seccién de fraccionamiento. Véase la Figura 2.19.
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Figura 2.19. Diagrama de flujo de la planta criogénica.

Seccion de fraccionamiento

En esta seccion se lleva a cabo la separacion de los componentes de la corriente de etano y licuables que
provienen de la Seccion Criogénica. De las torres de fraccionamiento se obtiene el etano, Propano, Butano,
pentanos y compuestos mas pesados.

El etano se manda a endulzado. El propano se endulza mediante tamices moleculares y se envia a
almacenamiento. Lo mismo ocurre con el Butano, pentanos y compuestos mas pesados.

Los fondos precedentes de la torre Desmetanizadora, se precalientan con Propileno refrigerante y se
envian a la torre Desetanizadora.

El etano y otros compuestos ligeros se encuentran en los vapores del domo, sirviendo como medio de
calentamiento en el recalentador de la torre Desmetanizadora, y resultando en una condensacion parcial,
separandose de la mezcla liquido-vapor en el tanque acumulador de reflujo en la torre, y el vapor se enfria para
salir como producto de etano.

El rehervidor de la torre Desetanizadora emplea como medio de calentamiento vapor de agua de
79.65 Ib/pulg® (5.59 kg/cm’) saturado. La torre Desetanizadora tiene por finalidad obtener propano como

producto del domo, el cual se condensa en forma total. Una parte del condensado se usa como reflujo y el otro
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hacia la Torre Despropanizadora, al pasar por la Despropanizadora llega hacia la endulzadora de propano que
emplea tamices moleculares, las cuales eliminan el H,S y CO; y finaliza como Propano.

Los fondos de la torre Despropanizadora tienen dos corrientes: una hacia el recalentador y otra
constituye la alimentacidn de la torre Desbutanizadora. La corriente de fondos de la Despropanizadora contiene
butanos, pentanos y pesados. De la Despropanizadora se obtienen los butanos por el domo y los hidrocarburos
restantes por el fondo.

Los vapores del domo se condensan totalmente, formando una mezcla liquida de butanos, parte de la
cual se emplea como reflujo y como otro producto que se envia a limites de bateria, previo enfriamiento. El
fondo de la Desbutanizadora tiene dos corrientes: una hacia el recalentador a fuego directo, y otra que es el

enfriador de pentanos e hidrocarburos mas pesados a limites de bateria.

Seccion de refrigeracion

El sistema de refrigeracion se usard para suministrar el enfriamiento a las corrientes del proceso a tres
niveles de temperatura: 0.0 °C, -17.8 °C y -45.6 °C.

El ciclo de refrigeracion se inicia enfriando el propileno tratado con corrientes de proceso; esto da como
resultado un aumento en la eficiencia del ciclo y una disminucion en la cantidad de refrigerante, que a su vez
implica un menor consumo de potencia en el compresor. Después de enfriarse, aproximadamente a una
temperatura de 5.6 °C, la corriente de propileno se divide en dos: una de ellas se envia a los intercambiadores,
donde se evapora a una temperatura de 0.0 °C para satisfacer los requerimientos a dicho nivel, y la otra corriente
se envia al tanque de succion de la tercera etapa del compresor de refrigeracion. En ese tanque el vapor se une al
procedente de los intercambiadores, para enviarse a la tercera etapa del compresor, mientras que una parte del
liquido separado se envia hacia al tanque de succidn de la segunda etapa del compresor.

La descarga del compresor de propileno refrigerante, que se encuentra a 270.4 1b/pulg” man (19 kg/cm’
man) se envia al condensador, que emplea agua de enfriamiento para condensar y enfriar ligeramente. El

propileno subenfriado se manda al tanque acumulador para iniciar otro ciclo de refrigeracion.
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Planta desbutanizadora

Esta planta tiene como objetivo producir Isobutano de alta pureza mediante la destilacion de la gasolina
despropanizada proveniente de la seccion de fraccionamiento de la planta criogénica, especificamente del fondo
de la torre Despropanizadora. Figura 2.20.

La gasolina se envia a la torre Desisobutanizadora para producir Isobutano puro y se regresa a

fraccionamiento para desbutanizarse en la torre.

Gasolinaa
Butanos a

fraccionamiento TAc
a6
32
almacenamiento

Iscbutanos a almacenamiento

Condensado \T/ Gasolinaa
recuperado fraccionamiento
o »

> »

v
-

S, Separador

T-1, Torre
Desisobutanizadora
Tac, Tanque Acumulador

Figura 2.20. Diagrama del proceso de la Desbutanizadora.

Esta planta procesa mezclas de butanos provenientes de la planta criogénica, produciéndose Butano e

Isobutano. Las especificaciones con las que deben salir las corrientes de gas se muestran en la Tabla 2.17.

Tabla 2.17. Corrientes de salida de la planta Desbutanizadora. Composicién en% mol.

Componente Isobutano Butano
Etano trazas trazas
Propano 1.0 max. 0.5 max.
Isobutano 95 max. 5.0 max.
Butano 5.0 max. 95 max.
Pentano 0.5 max. 0.5 méx.
Insaturados 1.0 max. 1.0 max.
H:5 menor a 200 ppm -

Fuente: Complejo Procesador de Gas, Poza Rica, 2007

El sistema de tratamiento de NaOH se utiliza en caso de que la corriente de Isobutano, tenga un

contenido de 200 ppm de H,S. Con este tratamiento se disminuye la concentracion hasta un maximo de 3 ppm.
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Variables del proceso

Flujo de alimentacion. El flujo de alimentacion a la planta consiste principalmente de una mezcla de
butanos, ésta llega de la Torre Desbutanizadora, de la planta criogénica, de la seccion de fraccionamiento, por lo
que dependera de la carga y operacion de la planta criogénica.

Flujo de butano. El butano del fondo de la torre Desisobutanizadora se envia a las esferas de
almacenamiento.

Flujo de Isobutano. El condensado que se recibe en el acumulador de la torre Desisobutanizadora se
divide en dos corrientes. Una de ellas se envia como reflujo al plato 50 de la torre mediante el control de flujo; la
otra, a tratamiento caustico, en caso de requerirse la eliminacion de compuestos de azufre y de donde se enviara
a almacenamiento, o directamente a almacenamiento en caso de estar dentro de las especificaciones.

Composicion. Debido al tipo de proceso del cual procede la carga, que puede sufrir variaciones tanto en
su propia alimentacién como en sus condiciones de proceso, la composicién que entra en la torre no sera
constante.

Temperatura. La temperatura de operacion de la torre se regula mediante el control de temperatura del
fondo de la torre; el control de esta variable influye en el flujo de vapor de baja de 79.6 Ib/pulg” (5.6 kg/cm®) y
161 °C, que es el medio de calentamiento del calentador de la torre Desisobutanizadora, regulando de esta
manera la carga térmica suministrada a la torre.

Presion. Para controlar la presiéon en la torre Desisobutanizadora, se regula el paso de agua de
enfriamiento a través el condensador de Isobutano, el cual opera a condensacion total, utilizando para ello una

valvula de control.

Dentro de algunos servicios auxiliares se tienen:
- La planta de calderas para generar vapor.
- Elsistema de agua para las torres de enfriamiento.

- Laestacion central de bombas para la salida de productos.

Generalmente, los productos obtenidos en la destilacion no son suficientes en calidad ni cantidad para
los requerimientos actuales, por lo tanto, se requiere transformar estos productos en otros de uso mas

conveniente.
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II.6  Sorcion con aminas

Como se menciond, el tratamiento del gas consiste de varias etapas, dado que es importante relacionar al
endulzado con la recuperacién de azufre y el fraccionamiento de licuables, se dejé intencionalmente este
apartado al final de dichos procesos para no romper con su continuidad. Siendo asi, a continuacion se hace una

breve descripcion de los problemas mas frecuentes relacionados al uso de las aminas en el endulzado del gas.

Las fallas en una planta de aminas se clasifican comunmente en cuatro categorias:

e Presencia de espumas (tendencia y estabilidad).
e Corrosion.
e Pérdida de aminas.

e Degradacion del Glicol para la deshidratacion.

Formacion de espuma

Una espuma es el resultado de la incorporacion mecanica de gas dentro del liquido, la pelicula de liquido
rodea un volumen de gas creando una burbuja. La estabilidad de la burbuja es funcion de la temperatura y la
presion.

Todo factor que incremente la solubilidad de los hidrocarburos en las aminas (o glicoles) incrementara la
tendencia de la formacién de espumas.

Los productos de degradacion (Amoniaco —NHj;, sales de amonio, sales térmicamente estables- HSS-
como oxalatos, diosulfatos, cloruros y otros productos) tienden a formar con los hidrocarburos peliculas

gelatinosas que aumentan la viscosidad superficial y estabilizan las espumas.

Las aminas secundarias y ferciarias tienen mas tendencia que las primarias a formar peliculas
gelatinosas. Las espumas en plantas de aminas (o de glicol) incrementan costos operativos y reducen capacidad

de tratamiento y eventuales arrastres de amina (o de glicol) corriente abajo de la planta.

Entre los agentes espumantes, también puede haber fluidos de pozo que lleguen a la planta como los

inhibidores de corrosion, entre otros.

Corrosion

Aunque las aminas en solucidn son basicas (el pH es entre 10 y 13 en funcion de la concentracién de
amina), su situacién cambia drasticamente cuando estan en contacto con los gases 4cidos. El punto crifico es
cuando la amina con la mayor carga acida ingresa a la torre de absorcién, en el rehervidor y en los

intercambiadores de calor. La velocidad de corrosion aumenta con la carga acida y con la temperatura.
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De las tres aminas mas empleadas: MEA, DEA y MDEA, la MEA es la mas corrosiva. Sin embargo, en
ausencia de los gases corrosivos las tres presentan corrosividad similares. MEA y DEA forman productos de
degradacion.

Las condiciones operativas recomendadas para evitar corrosion son:

AMINA SOLUCION CARGA ACIDA RICA CARGA ACIDA POBRE

MEA 10-20 % 03-035 0.1-05
DEA 30-40% 035-04 0.05-0.07
MDEA 2050 % 045-05 0.004-0.01

Fuente: Estudios y servicios petroleros S.R.L

Cuando hay corrosion, se pueden presentar los siguientes sintomas:
e Laformacién de espumas.
e TLa menor duracion de los filtros.
e La presencia de sulfuro de hierro / carbonato de hierro. Un sistema deberia tener menos de 5 ppm.
Un contenido mayor de 30 ppm podria indicar una condicion seria de corrosion. Los productos de

corrosion pueden estabilizar espumas.

Pérdidas de aminas

Las pérdidas del disolvente representan un problema dificil de tratar en plantas de purificacién del gas;
estas peérdidas pueden ocasionarse por acarreo de la solucion en el flujo de gas dulce, por vaporizacion o
degradaciéon quimica de la amina. Estas deben de combatirse exhaustivamente, no solo por el costo que
representa su pérdida sino también por la contaminacion que causa el flujo de gas en las paredes de la tuberia y
en casos donde este gas se destina a procesos cataliticos. Aunque la presion de vapor de las aminas es
relativamente baja, las pérdidas por vaporizacion son considerables ya que se pasan a traves de la solucion de

volimenes enormes de gas.

Parametros para evitar los problemas asociados con el uso de aminas

Para alcanzar una mejor absorciéon de H,S en las unidades de aminas, se deben determinar las
condiciones adecuadas de operacion: temperatura del gas de entrada, gasto de circulacion, temperatura de la
amina pobre, concentracion de aminas, numero de etapas, presion y temperatura del regenerador, etc. estos
parametros tienen impacto directo o indirecto en la absorcion de H,S, CO,, formacién de espumas, degradacion

de aminas, corrosién y en la funcionalidad del recalentador.
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Temperatura del gas de alimentacién. La temperatura del gas de entrada afecta la desulfuracion,
absorcion del CO, y generacion de la separacion flash en el separador de presion media. Una temperatura menor
en la entrada permite una mejor absorcion del H,S. Un rango optimo de las temperaturas de entrada es 32 a 35
°C. A temperaturas mayores (mas de 35 °C) la absorcion del acido sulfhidrico es afectada y se ha observado que
se incrementa la concentracion en ppm del mismo en la corriente de salida.

Gastos de circulacién. El gasto de circulaciéon de MDEA debe reducirse al minimo requerido para
mantener las especificaciones del gas de salida. Una menor tasa de circulacion reduce la absorciéon del CO; y
entonces se reduce la cantidad de alimentacion a la planta recuperadora de azufre. A mayores tasas de
circulacion el sistema tiende a ser mas inestable y existe un patrén mayor a la formacién de espumas. Se ha
observado que un gasto de circulacién de 160 m’/hr de solucién de MDEA es el més favorable para una

remocion adecuada de contaminantes.

Efecto del gasto de circulacion

8
6 LN
v
- 4 \M
2 T T 1
100 150 200 250

Gasto de circulacion m*/hr

Figura 2.21. Efecto del gasto de circulacion de amina en la concentracion del H,S absorbido.

(Pandey, SPE, 2005)

En la Figura 2.21 se puede apreciar que la concentracién en ppm del H,S en la absorcion aumenta
drasticamente cuando el gasto de circulacién se disminuye de 160 m*/hr a 130 m*/hr. Entre 160 m’/hr a 190
m’/hr hay una caida razonable en la concentracion. Pero, después de 190 m*/hr las ppm de acido en la corriente
de salida no aumentan significativamente. Por lo tanto, debe de considerarse el gasto de circulacion ideal para

una buena concentracion de H-S.

Temperatura de la soluciéon de aminas pobre. La temperatura en la amina pobre debe de mantenerse
de 5 a7 °C sobre la temperatura del gas de alimentacion para prevenir la condensacion de las fracciones pesadas
de hidrocarburos. Las temperaturas por debajo de los 39 °C permiten la formacidén de espumas y una mayor
tendencia a la condensacion de las fracciones pesadas de la corriente de gas.

Las temperaturas por arriba de los 41 °C, son adversas para la absorcion del acido sulfhidrico. Ademas

de que se aumentan las tasas de corrosion con el incremento de la misma.
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Concentracion de aminas. Una concentracion de aminas débil provoca una absorcién insuficiente de
H.S. Un rango 6ptimo para la concentracion de MDEA es 500 kg/m’ a 520 kg/m’. Concentraciones menores de
500 kg/m’ permiten la absorcién inadecuada de H,S y mayor generacion de gas combustible.

Debe de agregarse agua desmineralizada en periodos regulares para mantener la concentracion de
MDEA entre 500 kg/m’ y 520 kg/m’.

Contacto con gases. Normalmente el absorbedor tiene multiples puntos de alimentacién, otorgando la
opcion de inyectar la solucion de aminas a diferentes alturas en la columna de absorcion. Cuando la amina es
inyectada desde la cima de la alimentacion se logra una mejor absorcidn del H,S, pero la absorcion del CO,y de
los hidrocarburos ligeros se incrementa simultdneamente.

Se ha observado® que para concentraciones de 160 a 200 ppm de H,S en la entrada de alimentacion del
gas, y una inyeccién maxima de MDEA de 170 m’/hr del fondo de alimentacién en este punto son suficientes
para mantener las especificaciones del gas cuando se entrega a gasoducto.

Presion y temperatura del regenerador. El perfil de temperatura del regenerador y la presion son los
parametros mas importantes para la regeneracion de la solucion de MDEA. Para una regeneracion eficiente, un
rango de temperatura en el regenerador debe de estar entre 105 °C y 110 °C y un reflujo de generacion en el
rango de 5 m’/hr a 7 m’/hr para una concentracién de MDEA de 500 kg/m’. La temperatura de fondo del
regenerador no debe exceder los 130 °C. La presion del regenerador debe mantenerse en un rango de

13.22 Ib/pulg’ (0.93 kg/cm®) a 13.79 lb/pulg” (0.97 kg/cm?).

IL7 Procesos de tratamiento del gas natural en México

PULGYPB cuenta con 10 complejos procesadores de gas®, de ellos, ocho estan ubicados en la region
sureste del pais (en Chiapas, Tabasco y Veracruz) y dos en la region noreste (en Tamaulipas). En dichos
complejos existe un total de 72 plantas de distintos tipos. Ciudad Pemex, Cactus y Nuevo Pemex son los
complejos mas grandes de PULGyPB, en ellos se lleva a cabo la mayoria (93.5%) del endulzado de gas amargo;
68.6% del procesamiento del gas dulce (recuperacién de liquidos) y una buena parte de la recuperacion de azufre

(Véase figura 2.22 y 2.23).
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® Pandey, SPE, 2005

Administrativamente el CPULG Coatzacoalcos. funciona como tal desde abril de 1997, con la integracion de la terminal refrigerada, la terminal de
azufre, las plantas fraccionadoras de Morelos v Cangrejera, las plantas criogénicas de Cangrejera v Pajaritos, asi como 600 km de ductos para transporte e
integracion. Incluve las plantas de Cangrejera, Morelos v Pajaritos.
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Figura 2.23. Centros procesadores de gas en México. (SENER, 2008)

Tabla 2.18. Capacidad de tratamiento de gas amargo vy recuperacion de liquidos.

Capacidad instaladade  Capacidad instalada Proceso de Proceso de =
Centro = = Produccion de
esador endulzado de gas de recuperacion de endulzado de gas recuperacion de
amargo liquidos amargo liquidos del gas aas

Total 12751 162.60 89.54 120.74 100.41
Cactus 55.50 36.10 39.76 28.18 2220
Cd. Pemex 36.53 2591 25.03 21.52 20.10
Matapionche 3.09 354 190 1.84 1.70
Nuevo Pemex 2492 43.89 18.92 30.07 23.05
Poza Rica 6.51 821 3.09 297 255
Arenque 0.96 093 0.88 0.68 0.79
Camgrejeral11 = 085 - = -
La - 5.15 - 3.88 337
Pajaritos - 544 - 3.68 -
Reynosa - 991 - 5.18 5.04
Burgos = 2265 - 2277 21.61

Fuente: PGyPB, 2008.

En la Figura 2.24 se muestra un diagrama de bloques de complejo procesador de gas y las secciones que
lo integran: planta endulzadora (proceso Girbotol), planta de separacion de azufre (proceso SUPERCLAUS),

planta de fraccionamiento de licuables (Criogénica) y la desbutanizadora CO.

' Se considera parte del CPG Coatzacoalcos.
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Proceso de endulzamiento del gas amargo
(Complejos procesadores de gas con
plantas recuperadoras de azufre: Arenque, Cactus, Ciudad Pemex, Nuavo
Pemex, Matapionche, Poza Rica y Sector Cangrejera)

Emisiones al
aire de SO,

Endulzadoras Plantas

recuperadoras
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Gas amargo Gas acido

(de pozos del (34-42% HS y

< 50 kg/ton S procesado
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Golfo de e (plantas > 300 t/d)
México con < 100 kg/ton S procesado
1.5-2.7% {plantas < 300 t/d)
de H,S5)

Azufre liquido con
Gas 99.9% de pureza
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Gas licuado del
petrolea
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Gas natural con
4 ppm de H,S

* MDEA = Metildietanolamina
Figura 2.24. Diagrama de bloques simplificado de un complejo procesador de gas.

El tratamiento que recibe el gas amargo que proviene de los pozos del sureste y/o del Golfo de Meéxico
es para obtener: gas natural con un contenido de 4 ppm* de acido sulfhidrico (H,S), gas etano, gas licuado,
naftas y azufre liquido con 99.9% de pureza. Los complejos procesadores de gas Cactus, Ciudad Pemex, Nuevo
Pemex y Poza Rica cuentan con plantas recuperadoras de azufre con proceso superclaus, con una eficiencia de
recuperacion de azufre > 98.5%. Los complejos de Arenque y Sector Cangrejera cuentan con proceso Claus
mejorado con eficiencias de recuperacion de azufre del orden de 97.5% y Matapionche tiene una planta
recuperadora de azufre con proceso Claus y su eficiencia de recuperacidn de azufre es menor de 97%. Para la
planta recuperadora de azufre de Poza Rica, aun cuando tiene una capacidad menor de 300 toneladas por dia, se
decidio un disefio con proceso superclaus, por ubicarse dentro de la zona urbana de la ciudad de Poza Rica.

Actualmente, en la produccién de aceite en México uno de los principales problemas, es el transporte de
gas humedo amargo a través de largas distancias (aproximadamente 200 km) a la planta procesadora de gas,
donde se obtiene con el gas seco dulce para combustible y como fluido de inyeccion en un sistema artificial de
produccion.

Al manejar y transportar hidrocarburos, al inyectar liquidos a los gasoductos, asi como durante la
generacion de condensados en el transporte, se presentan los siguientes problemas en las instalaciones de

produccion:

e Altas caidas de presidn durante el transporte.

e Alto consumo de energia.

e Altos porcentajes de corrosion.

e Equipo sobre-dimensionado.

e Producto fuera de las especificaciones por contenido de condensados y agua en el gas.

e Pérdida de valor econémico cuando se comercializan volimenes de crudo (Cs+) asi como bajos precios

en los condensados.
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En la tabla 2.19 v 2.20 puede verse la clasificacion del gas en México de acuerdo a las especificaciones

comerciales de PEMEX.

Tabla 2.19. Clasificacion de gases amargos en México segun Petréleos Mexicanos.

Gas humedo amargo Gas seco amargo
Componente Cantidad Unidades Componente Cantidad Unidades
Agua Saturado N'a Agua 7 Nia
Ni+ COs 3.0 max. % mol N; +CO, 3.0 max. % mol

H:5 4.5 min. Ppm H.8 4.5 min. Ppm
C3+ 10.6 min. BI/MMpc 35 10.6 max. Bl/MMpe

Fuente: Pemex EyP. SPE, 2002

Tabla 2.20. Clasificacién de gases dulces en México segiin Petréleos Mexicanos.

Gas humedo dulce Gas seco dulce
Componente Cantidad Unidades Componente Cantidad Unidades
Agua Saturado Lb/MMpe Agua 7 Lb/MMpe
Ni+ CO, 3.0 max. % mol N; +CO, 3.0 max. % mol
H:S 4.4 max. Ppm H:s 4.5 max. Ppm
C3+ 10.6 min. BI/MMpe C3+ 10.5 max. BI/'MMpe

Fuente: Pemex EyP, SPE, 2002

Esquemas de procesado de gas natural en México

A continuacién se resumen los esquemas de tratamiento del gas humedo dulce y gas seco dulce cerca
de los puntos de produccion usados en México. Los gases amargos tanto humedo como dulce son tratados con el
proceso Girbotol que fue descrito anteriormente.

El contenido de agua en el gas seco dulce que se distribuye en los gasoductos debe ser de maximo
7 Ib de H,O/MMpc (147 ppm).

Entre los procesos basicos de la recuperaciéon de liquidos, tenemos a la refrigeracién mecanica y el
efecto Joule Thompson (turbinas de expansion).

La refrigeracién mecanica es el proceso mas directo para la recuperacion de liquidos, en el cual el
enfriamiento es provisto por un ciclo de expansién-compresion de la corriente, que usa propano como agente
enfriador.

Si el gas a tratar contiene menos de 4.5 ppm de H,S y un contenido de propano plus mayor a 10.5
BII/MMpc, se considera un gas dulce himedo.

El esquema para el procesado de gas con estas caracteristicas, se presenta en la Figura 2.25.
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Figura 2.25. Esquema de procesado del gas humedo dulce con el efecto Joule Thompson. (PEMEX EyP, SPE: 2002).

El gas de enfrada pasa por un sistema de separacidn, donde se obtiene libre de liquidos y sdlidos,
entonces es mandado a un procesado similar al del gas himedo amargo después de su endulzado.

Si el gas a fratar contiene maximo 4.5 ppm de H,S vy propano plus maximo de 10.5
BI/MMPpc, este se considera gas seco dulce.

El esquema para el procesado del gas con estas caracteristicas se muestra en la Figura 2.26.
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Figura 2.26. Esquema de procesado para gas seco dulce. (PEMEX EvP, SPE; 2002).

Si la corriente de gas a fratar tiene mas de 4.4 ppm de H,S y un contenido de propano plus de 10.5
BI/MMpc, se considera gas humedo amargo.

Si el gas de la corriente a tratar tiene mas de 4.4 ppm de H,S y el contenido de propano plus es menor a
10.6 Bl MMpc se le considera un gas seco amargo.

Los métodos del endulzado de estas mezclas de gases consisten en la remocion de H,S hasta 4.4 ppm
maximo, esta condicion es alcanzada durante el uso de diferentes procesos de endulzado, como los mencionados

en este capitulo.
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IL.8 Procesos de licuefaccion del gas (gas natural licuado)

El proceso de compresion del GN con el fin de licuarlo, se realiza a temperatura baja, a -162 °C
(-260 °F). Cualquier otro constituyente de la corriente de alimentacién del gas solidifica a esta temperatura, por
lo que deben separarse de la corriente gaseosa, para evitar problemas posteriores de incrustaciones. El proceso
se disefla para quitar agua, didxido de carbono, hidrocarburos pesados, hexanos, hidrocarburos ciclicos como el

benceno; polvo (si esté presente), acido sulthidrico y mercaptanos.

Deshidratacion del gas

El gas natural debe deshidratarse por las siguientes razones:

1. Existe la posibilidad de que el agua forme hidratos, que pueden obstruir valvulas, tuberias, etc.

-2

Para evitar la corrosion, particularmente si estan presentes el agua CO; o H,S.

8]

El vapor de agua en un gasoducto puede condensarse causando condiciones lentas de flujo.

&

Para prevenir la formacion de hielo en los intercambiadores de calor de baja temperatura, durante el
tratamiento criogénico.

Las plantas de licuefacciéon operan satisfactoriamente a presiones de 200 a 700 1b/pulg® y con puntos de
rocio enfre -73.33 °C a -101.1 °C (-100 °F a -150 °F). La concentracion de agua presente en la corriente de gas es
de 0.1 ppm (v/v).

En los procesos regenerativos, es muy frecuente emplear solucién de Dietilénglicol al 95 %,
consiguiéndose descensos del punto de rocio de 85 a 22 °C. Puede conseguirse la eliminacion simultanea de
agua, dioxido de carbono y acido sulfhidrico, utilizando soluciones de amina-Glicol, por ejemplo: un 10 % de

MEA, 80% de Glicol y 10 % de agua.

Separacion del dioxido de carbono

El CO; solidifica a temperaturas de -56°C (-70 °F); es ligeramente soluble en metano liquido y debe ser
removido a niveles que impidan la solidificacion y taponamiento.

Los procesos con aminas y con tamices moleculares son los mas utilizados para la remocion del CO, en
las plantas de GNL. Las concentraciones indicativas para la aplicacion del método se muestran en la siguiente
Tabla 2.21.

El oxigeno en la corriente de alimentacion puede representar un serio problema, si se combina con
componentes sulfurosos, pueden causar una reaccion del tipo Claus, lo cual crea azufre soélido en las etapas de

las torres de regeneracion.
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Tabla 2.21. Concentraciones de CO; en % y su sistema de remocién

Concentracion (% vol.) Sistema de remocion
<0.25 Tamices moleculares
10-15 Aminas®

> 10-15 Proceso Selexol

Proceso de licuefaccion

Las técnicas por las cuales el gas natural es licuado se basa en dos principios. El primero, involucra la
remocion del calor sensible y latente, usando un proceso de expansion adiabatica (el ciclo “expansor™). El
segundo, por una refrigeracion mecanica multi-etapas (el ciclo “cascada™).

Después de la remocion de impurezas, el metano que compone el gas natural es licuado a la temperatura de
—161.5 °C para formar el liquido. Dependiendo de la composicion del gas de entrada, otros gases de
hidrocarburos (etano, Propano, etc.) pueden también ser licuados e incluidos en la salida del GNL.

Los ciclos principales de licuefaccidn son los siguientes:

a) El ciclo “expansor”

Este utiliza la energia producida por la expansion del gas natural que pasa de una alta presion (tuberia) a

una baja (distribucidn) presion (efecto Joule Thompson).

b) El ciclo de Cascada

El ciclo de licuefaccion de cascada consiste en un nimero de ciclos de compresion-refrigeracion que
operan a temperaturas que son sucesivamente mas bajas. La eficiencia del ciclo puede ser mejorada
considerablemente aumentando el nimero de refrigerantes utilizados. El proceso de cascada de licuefaccion es
mostrado en la Figura 2.27. Es un sistema triple simple con multicomponentes (Propano, Etileno y metano) con
dos niveles de presion en el propano, tres niveles de presion en el etileno y tres en el metano. Las ventajas de

este tipo de ciclo son:

e Refrigerantes simples para ser usados en el proceso.

e La eficiencia del ciclo puede ser puede ser ajustada a los requerimientos de inversiéon y combustible.

) ) : L ) )
12 Generalmente se usa la Dietanolamina, sulfinol. o Metildistanolamina (MDEA), los cuales reducen el uso de combustible.
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Figura 2.27. Diagrama de un ciclo multinivel de cascada. Figura 2.28. Ciclo de refrigerantes mixtos. (B.C. Price, ARCO
(B.C. Price, ARCO Exploration & Technology Co. 1986). Exploration & Technology Co. 1986).

¢) Ciclo de refrigerantes mixtos.

Consiste en una variacion del proceso de cascada descrito anteriormente, este ciclo involucra el uso de
refrigerantes que son una mezcla de componentes como Metano, Propano, Etano y Nitrogeno. Los servicios de
simplificacion de la compresion e intercambio de calor usualmente ofrecen una disminucion potencial de los
gastos de capital sobre el ciclo convencional de cascada. La Figura 2.28, muestra la configuracion de un ciclo de
refrigerantes mixtos. Esta mezcla de refrigerantes es comprimida, y el calor de la compresion es removido por
transferencia de calor hacia el aire o agua fria. La corriente de la mezcla de refrigerantes, como resultado de esta
compresion y enfriamiento, es parcialmente condensada. Las dos fases son separadas y son pasadas a través de
un intercambiador a baja presién mezclandose con refrigerante. El vapor parcialmente condensado es separado y
usado posteriormente como enfriador.

Con la serie de procesos descritos en este capitulo, se dio una breve visién del tratamiento del gas
natural, desde el complejo procesador de gas y como punto final su licuefacciéon para autoconsumo y/o
exportacion. Cabe mencionar, que el desarrollo de este capitulo sélo consta de los procesos mas comunes para el
tratamiento de gas y esta basado en datos técnicos actuales de compaiiias petroleras de importancia como
Petréleos Mexicanos, Repsol YPF, ARCO Exploration & Technology, entre otros.

A continuacidn, para hacer hincapié en la importancia del gas natural como fuente primaria de energia,
se presentard en el Capitulo III, un panorama estadistico de la oferta, la demanda, precios y pronosticos de
produccion (entre otros) de gas natural a nivel mundial y nacional, considerando a los principales paises

productores de petrdleo y consumidores de energia.
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El comportamiento en la industria mexicana de los hidrocarburos depende directamente de los
movimientos que se van presentando en los mercados internacionales de los hidrocarburos y sus derivados, estos
cambios influyen profundamente en los precios del petréleo, mismos que van a repercutir en la rentabilidad y
viabilidad de la aplicacion de cualquier tecnologia empleada para la explotacion de hidrocarburos. Como se
puede deducir, es muy importante conocer el contexto internacional de la industria petrolera, porque solo de esta
manera se puede identificar el origen de los movimientos que se presentan en la industria petrolera mexicana.

En los capitulos anteriores unicamente se trataron temas relacionados con aspectos técnicos, en este
capitulo se presenta una recopilacion de informacién que ayudara al lector a ubicarse en el contexto nacional e
internacional de la industria del petroleo, este conocimiento es un complemento muy importante para la toma de

decisiones en aplicaciones técnicas.

III.1 Mercado internacional del gas natural
Oferta

Los principales paises productores de gas natural son Rusia y Estados Unidos. Otros paises como
Canada, Iran, Noruega, Argelia, Arabia Saudita y Reino Unido, presentaron importantes niveles de produccién
durante 2007. Estos ocho paises representaron 60.2% de la produccion global del gas seco en el aflo, (Véase la
Figura 3.1). Cabe sefialar que Meéxico se ubica en el lugar 18 como productor de gas seco, considerando la
clasificacion del BP Statistical Review of World Energy.
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4. Iran
5
6
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(Bp 2008)
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Figura 3.2. Produccion mundial de gas seco (MMm®) por region y
participacion de la OPEP.
(Annual Statistical Bulletin OPEP, 2007).

La Organizacién de Paises Exportadores de Petréleo (OPEP) produjo 44.5% del petroleo en el mundo y
18.4% del gas seco comercializado durante 2007. Cabe mencionar que los paises de la OPEP poseen 49.7% de
las reservas probadas mundiales de gas al cierre de 2007, y en los ultimos 10 afios dicha relacién ha ido en

aumento, ya que en 1997 fue de 42%. (Ver la Figura 3.2).
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A diferencia de los paises de la OPEP que han incrementando su produccion de gas seco en los ultimos

afios, las principales empresas petroleras mantienen estable su produccion, independientemente de operar en

distintas partes del mundo, e incluso participando en algunos paises de la OPEP. (Ver la Tabla 3.1).

Tabla 3.1. Principales empresas petroleras por nivel de produccién de gas seco en 2008.

Posicion Compafia
1 Gazprom
2 NIOC
3 Exxon Mobil
4 BP
5 Roval Dutch/Shell
6 Sonatrach
7 Saudi Aramco
8 Petronas
9 ConocoPhillips
11 Chevron
12 Total Fina EIf
13 CNPC
14 PEMEX
15 ENI

Fuente: Fuente: Petroleum Intelligence Weekly (PIW), diciembre de 2007.

Pais
Rusia
Irdn
USA
Reino Unido
Reino Unido/Holanda
Argelia
Arabia Saudita
Malasia
USA
USA
Francia
China
Meéxico

Ttalia

Propiedad del estado (%)

50
1.522.65

100
287.56
) 26431
) 23834
) 236.96

100
217.98

100
201.84

100
157.16
) 147.64
. 140.34
) 13235

100
131.53

100 _

11536

30
11230

Produccion de gas (MMm®)

Existen diferentes puntos de vista acerca de la globalizacién del mercado de gas natural. Histéricamente

la industria del GNL se ha desarrollado en mercados regionales, donde la manera de valorar el gas es diferente y

predominan las transacciones entre ciertos paises. Esto se ha generado a partir de la distribucion del recurso

gasifero, la disponibilidad de fuentes alternativas de energia y los asuntos geopoliticos peculiares de cada region.

Sin embargo, el aumento en la produccidn y el consumo mundial esta incrementando las importaciones,

principalmente en los paises de la Organizacion para la Cooperacion y el Desarrollo Economico (OCDE),

generando tensiones sensibles a cualquier variacion del mercado e incrementando en el corto plazo (por ejemplo,

en el volumen de GNL intercambiado y precios mas elevados que favorecen las interacciones globales. (Ver la

Tabla 3.2. Importaciones de GNL, 2002-2007 (MMm'/dia)

Tabla 3.2).
2002
Total 410.93
4 USA 17.75

5 Francia

31.62

13 México'

1. La cifra para México proviene de la fuente y no comncide con el dato del balance nacional de gas natural, 1997-2007.

2003 2004
462.58 486.20
3932 50.46
27.04 20.85

Fuente: BP Statistical Review of World Energy.

2005
517.29
48.96
35.15

2006
578.30
4537
38.03
2.57

2007
620.30
59.78
3553
595
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Asi, el gas natural intercambiado en el mundo alcanzé un volumen de 2,126.2 MMm’® (75,088 MMpcd)
en 2007, lo que representd 26.4% de la produccion mundial del hidrocarburo, mientras que esa misma
proporcion fue de 19.3% en 1997. La mayor parte del comercio continia realizandose a través de gasoductos,
aproximadamente 70.8%; sin embargo el restante 29.2% que se hace en forma de GNL, comienza a ser

importante en vias de una globalizacion del mercado.

Demanda

Durante 2007, la economia mundial presenté un crecimiento de 4.9% d, el consumo de energia primaria
mundial aumento 2.4% respecto a 2006, crecimiento menor al afio anterior cuando el consumo de energia crecio
2.7% y la economia mundial crecié 5.0%, ligeramente superior al promedio de los ultimos 10 afios, cuya tasa

media de crecimiento anual (tmca) fue de 2.2%. (Ver la Tabla 3.3).

Tabla 3.3. Consumo mundial de energia primaria por tipo de fuente, 2003-2007
(Millones de toneladas de petréleo crudo equivalente)

Variacion

2003 2004 2005 2006 2007 R0
Total mundial | 9.829 | 10289 | 10,558 | 10,843 | 11,099 24
Petroleo 3682 | 3.824 | 3871 | 3911 | 3953 11
Carbon 2,600 | 2768 2,892 3,042 3.178 45
Gasnatural | 2341 | 2428 | 2497 | 2558 | 2638 3.1
Hidroenergia 608 645 670 697 709 1.7
Nucleoenergia | 599 625 627 635 622 -2.0

Fuente: BP Statistical Review of World Energy, Junio 2008.

El gas natural constituyo la tercera fuente de energia, después del petréleo y el carbon. Como resultado,
el consumo de gas natural en el mundo crecié 2.7% en promedio anual entre 1997 y 2007, abasteciendo 23.8%
del consumo mundial de energia primaria. (Ver Figura 3.3).

Nucleoenergia
5.6%

Hidroenergia
6.4%

Gasnatural
23.8%

Figura 3.3. Consumo mundial de energia primaria por tipo de fuente 2007, participacion porcentual. (Bp. 2008)
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Durante 2007, el consumo crecio en todas las regiones durante el ultimo afio, el incremento fue notable
en regiones como Asia-Pacifico y Norteamérica, cuyos crecimientos en volumen fueron de 108.2 y 73.8

MMm?/dia (3,822 y 2,608 MMpcd), respectivamente. Figura 3.4.

w- 1. Europay Eurasia 31663

2. Norteamérica
3. Asia Pacifico

4. Oniente Medio
5. Centroy
Sudameénica
6. Africa

Figura 3.4. Consumo regional de gas natural 2007, MMm?>/dia. (Bp 2008).

El crecimiento econdmico de China continué siendo un factor determinante en el mercado de
energéticos. Por tercer afio consecutivo, unicamente China justificé mas de la mitad del incremento global del
consumo de energia (52.1%), al crecer 133.6 millones de toneladas de petroleo crudo equivalente (MMtpce) en
el total de energia requerida. Este pais generd 72.2% de dicho crecimiento a partir de intensificar el uso del

carbon. (Ver Figura 3.5).

O Pefrdlec

0 Gas natural

O Carbén

B Nuclaoanargia
B Hidroenargia
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~0a%

SN

Figura 3.5. Variaciones del consumo de energéticos 2007/2006. Principales paises. (Bp 2008).

El consumo estadounidense fue el mayor en 2007 en el mundo con una demanda de 1788.8 MMm®/dia
(63,173 MMpcd), y una participacion de 22.6%, dando asi un impulso considerable al consumo de la region de
Norteamérica, lo que motivé en gran parte la reanudacion de ventas a usuarios industriales, mientras que los
sectores residencial, de servicios y de generacion eléctrica registraron tasas de crecimiento mas altas, en el orden

de 6 a 8%.
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Por otro lado, a pesar de que la actividad econdmica fue bastante favorable en varios de estos paises, las
ventas al sector industrial continuaron estancadas y en algunos casos disminuyeron. Esto se derivé del impacto
de precios muy altos de gas a consecuencia de fluctuaciones del precio del petroleo, al cual el precio del gas esta
fuertemente indexado, lo que le redujo competitividad al gas natural comparado a las ofras fuentes de energia
utilizadas en este sector. Por su parte, el sector eléctrico encontré mas favorable al gas en 2007, debido a que el

precio de importacion del carbon en Europa se duplicé. (Ver Figura 3.6).
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2. Rusia
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4.Canada
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10. China
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Resio del mundo 2104

Figura 3.6. Consumo mundial de gas natural, 2007 (MMm®/dia) (Bp, 2008)

Comparativa del gas con otras fuentes primarias de energia

En 2007, el consumo final no energético disminuyd 7.5% al pasar de 287 a 2666 PI (PetaJoules,
1PJ= 1x10"Joules). Pemex Petroquimica utiliza como materia prima gas seco, Etano, Butano y naftas, en este
afio, empled el 59.7% del consumo total no energético lo restante fue utilizado por otras ramas de la economia en
forma de asfaltenos, lubricantes, grasas, parafinas y solventes. (Ver Figura 3.7).

El consumo total de energia fue de 4815.1 PJ en 2007, cifra que representa un 6.3%respecto a 4529.0 PJ
en 2006. (Ver la Tabla 3.4).

Coque de carbon, )
1.90¢ Carbon mineral,

0.20%

Combustéleo, 2.20%
Querosenos, 3%

Gabazo de
afia, 2.105%

Coque de
petréleo, 3.6004

Lefia, 5.40%
(Gas licuado, 10.10%

Gas seco, 10.50%

Electricidad, 14.30°%%

Figura 3.7. Consumo final de energia por tipo de fuente. (SENER, 2008)!

! La diversidad de unidades para la medicién de energéticos impide una comparacién directa, por lo que se adopta una unidad comtn el joule (J). De
acuerdo con la Ley Federal sobre Metrologia v Normalizacion, el Sistema General de Unidades de Medida es el tnico mstrumento legal de uso
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Tabla 3.4. Consumo final de energia (PetaJoules)

Variacion
2006 2007 porcentual
2007/20006
Consumo final total 4528964 | 4845115 63
Consumo no energético total 287628 265972 -1.5
Petroquimica de Pemex 198.588 158.653 -20.1
Otras ramas economicas 89.041 107.319 205
Consumo energético total 4241335 | 4519.143 73
Residencia comercial y publico 857.138 893.526 42
Transporte 1966.478 | 2157.826 9.7
Agropecuario 126.646 134.899 6.5
Industrial 1291.073 | 1362.893 56

Fuente: Sistema de Informacion Energética, SENER. 2007

Por fuente de energia, el gas natural y el gas seco representan tres cuartas partes del consumo total,
seguidos por el combustoleo, que participd con el 11.8%, la electricidad con el 5.1%, el diesel, la gasolina, el gas

licuado de petréleo y el coque de carbon con el 7.9%.
Mercado prospectivo de gas natural, 2005-2020

Considerando el escenario de referencia del International Energy Outlook 2008 del Departamento de
Energia (DOE) de los Estados Unidos, el consumo mundial de energia crecera a una tasa de 1.8% cada aiio entre
2005 y 2020. Se prevé que el crecimiento mas dinamico en la demanda de energia ocurra en paises que no
pertenecen a la OCDE (Véase apéndice A), estos paises crecerdn a una tasa de 2.7% anual en su consumo de
energia durante el periodo 2005-2020, impulsado por el crecimiento de economias como China e India.

Existen diversidad de prondsticos para la demanda de gas natural en los préximos afios. Para el 2020 el
gas natural encabezara del 45 al 50% de la energia mundial®. El crecimiento tan esperado en la demanda de gas
tendrd como consecuencias la reduccidon en la demanda de petréleo y Carboén, para el 2020 se reduciran

aproximadamente un 25 % y un 15 % respectivamente. (Ver Figura 3.8).

obligatorio en los Estados Unidos Mexicanos. Ahi se determina que la unidad de medida es el joule (es la cantidad de energia que se utiliza para mover un
kilogramo masa a lo largo de una distancia de un metro, aplicando una aceleracion de un metro por segundo al cuadrado)
- Segun M.J. Economides; “Natural Gas: The Revolution 1s coming™; 2005.
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Figura 3.8. Pronostico del consumo mundial de energia. (Economides, 2005).

Oferta y demanda de gas natural 2005-2020

Se espera que los paises que no pertenecen a la OCDE aporten 94.1% del incremento de la produccion
mundial de gas natural entre 2005 y 2020. En el escenario de referencia del DOE la produccién mundial crece a
una tasa anual de 2.2% hacia 2020, mientras que la oferta de los paises de la OCDE so6lo crecera 0.4% anual en
el mismo periodo. (Ver la Tabla 3.5).

En los paises no OCDE, el principal desarrollo de la produccién provendra de Rusia y de las regiones de
Oriente Medio y Africa, que en conjunto representaran 54.9% del crecimiento de la produccién mundial durante
este periodo. Estas regiones desarrollaran grandes proyectos de exportacion hacia otras, principalmente a través
de gasoductos en el caso de Rusia y Africa, y en muchos de los paises de Oriente Medio con cargamentos de

GNL.

Tabla 3.5. Oferta de gas natural 2005-2020 (I\-H\-Dlm"'fdia)

Region/pais 2005 2010 2015 2020 tmca
TOTAL OCDE 3.04 033 320 322 0.01
NO OCDE ) ) _ _ _

Rusia 175 1.93 2.09 223 0.05

China 014 019 025 0.29 0.14
Oriente Medio 087 113 131 1.50 0.10
Centroy Sudamérica 33 (.48 0.57 0.61 0.09
Total No OCDE 486 586 6.85 7.74 0.09
Total mundial 791 9.02 1005 1095 006

Fuente: International Energy Outlook 2008, EIA/DOE.

La expectativa que hay en los paises de Asia que no pertenecen a la OCDE, serda muy dindmica, ya que
en este bloque se ubican China e India. Si bien la oferta de la regién tendrd un incremento de 0.7MMMm’
(25.8 MMMpcd) entre 2005 y 2020, el incremento del consumo por la gran actividad que se desarrollara en esos
paises hace prever que sera una regidn deficitaria, pese a que hay paises que poseen importantes cantidades de

reservas.
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Segun el caso de referencia de la International Energy Outlook (IEO) 2007, el consumo de gas natural en
el mundo se incrementara de 2.83 Trillones de m’ (100 Tpc) (Trillones de pies cubicos) en el 2004 a
4.61 Trillones de m® (163 Tpc) en el 2030, (Ver Figura 3.9). Por la fuente de energia, la proyeccién en el
incremento de gas natural es la segunda después del Carbon. El gas natural, permanece como combustible clave
para la generacion de electricidad y para los sectores industriales. En el sector energético, es una eleccién
atractiva para las nuevas plantas de generacion, debido a la eficiencia relativa del combustible vy a la baja

emision de contaminantes.

Consumo de gas natural por sector, 2004-2030
(Trillones de metros cibicos)
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Figura 3.9. Consumo de gas natural por sector, 2004-2030, Fuente: 2004: derivada de la Administracion de la Informacion de Energia

(EIA), Anuario Internacional de Energia 2004 (mayo-julio 2006). Prondsticos: EIA (2007).

Precios internacionales

Durante 2007 se presentd una tendencia al alza en los precios del gas natural en los principales
mercados, salvo el indice Heren NBP (de sus siglas en ingles National Balancing Point) del Reino Unido. Los
factores que incidieron en el alza de los precios del gas en 2007, fueron los altos niveles del precio del crudo,
clima frio e incrementos en el consumo de gas para la generacion de electricidad, principalmente en los paises de
la OCDE. (Vér la Figura 3.10).

Asi, la volatilidad de 2007 fue de 61.6%, esto es el porcentaje de variacidn entre la cotizacién maxima y
minima diaria durante el afio, mientras que el rango de precios es la variacion absoluta entre esos dos precios.
Cabe aclarar que, el promedio anual del precio difiere del anterior debido a las fuentes, BP Statistical Review of
World Energy vy Reuters. En caso de la ultima, corresponde a cotizaciones diarias utilizadas para el célculo de la
volatilidad.

De acuerdo con Reuters, el promedio diario anual del precio spor Henry Hub en 2007 fue de
6.97 USS/MBTU, es decir 3.6% mayor que en 2006. Si bien la oferta suficiente condujo los precios spot a la baja

durante el aflo, y esto se trasladé a los precios en los sectores.

¥ El precio spot, es el precio actual de un producto en el mercado.
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Figura 3.10. Precios Spot Henry Hub en Estados Unidos, 2006-2007. (Délares por millon de BTU), (SENER, 2008).

Reservas mundiales

Hasta finales de 2007, las reservas probadas de gas natural permanecieron practicamente sin cambio, ya

que reportaron un ligero ascenso de 0.6% respecto al afio anterior para totalizar 177.3 MMMm’

(6,263 billones de pies cubicos). La relacion mundial de reservas de gas natural respecto a los niveles actuales de

produccion (R/P) es de 60.3 aiios, en tanto que la de petroleo es de 41.6 afios. Las reservas probadas de gas seco

han permanecido practicamente constantes por lo menos desde 2004, con ligeros incrementos. (Ver la Tabla 3.6)

Tabla 3.6. Reservas probadas de gas natural internacionales a finales de 2007.
A finales A finales de 2007
de 2006
Reservas probadas Trillones Trillones Porcentaje del total
de m’ dem’
Us 598 598 34%
Canada 1.62 1.63 0.9%
Meéxico 0.39 0.37 0.2%
Total Norte América 7.99 7.98 4.5%
Brasil [ 035 036 02%
Venezuela 5.10 5.15 2.9%
Total S. & Cent. América 7.64 7.73 44%
Noruega | 2.89 2.96 1.7%
Rusia 44.60 44.65 25.2%
Total Europa v Eurasia 59.37 5941 33.5%
Iran 27.58 27.80 15.7%
Iraq 3.17 3.17 1.8%
Qatar 25.64 25.60 14.4%
Arabia Saudita 7.07 7.17 4.0%
Total Medio Este 72.95 73.21 41.3%
Total Africa 14.46 14.58 8.2%
Total Asia Pacifico 13.82 14.46 8.2%
TOTAL WORLD 176.22 177.36 100.0%
Del cual: Union Europea 294 2.84 1.6%
OCDE 15.79 15.77 8.9%
Después de la union Soviética 53.46 53.53 30.2%

Fuente: BP anuario estadistico. 2008.

La relacion R/P en el resto de las regiones es muy variada; en Norteamérica es de 10.3 afios, en Centro y

Sudamérica de 51.2 afios, en Africa de 76.6 afios, en Asia-Pacifico de 36.9 afios. En Europa-Eurasia de 55.2

afios. Esto se debe a que Rusia posee mas de una cuarta parte de las reservas de gas natural en el mundo (25.2%).
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R/P: mayor a 100 afios

Figura 3.11. Distribucién regional de las reservas probadas de seco 2007 (MMMm?).
Fuente: Bp anuario estadistico 2008.

III.2 Mercado nacional de gas natural

Oferta

Durante 2007, la produccion de gas natural alcanzé 171 MMm® (6,058 MMpcd), con una variacién

positiva de 13.1% respecto al afio previo, del cual 56.9% fue gas asociado y la diferencia no asociado.

Enmarcado en la tendencia ascendente en la produccién de gas natural que permitié alcanzar una serie de

maximos sucesivos a lo largo del afio, el 27 de octubre de 2007 se obtuvo el maximo histérico para un dia con un

volumen de 187 MMm’ (6,611 MMpcd). (Ver la Figura 3.12).

Figura 3.12. Produccion de gas natural por region. Fuente: SENER, 2008

Todas las regiones aumentaron su produccion en 2007, en especial las Marinas y la Norte. En esta ultima

destacan los activos Burgos, por la productividad de sus pozos; Veracruz por la variaciéon positiva en su

produccion; y Poza Rica- Altamira; en la Region Marina Noreste sobresale Cantarell, por el incremento en la
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produccion de pozos con alta relacidén gas-petrdleo, pese a que el campo se encuentra en su fase natural de

declinacion, y en la Marina Suroeste destaca el activo Litoral de Tabasco. (Ver la Tabla 3.7).

Tabla 3.7. Produccién y distribucién de gas natural en PEP (MMm®/dia)
2003 2004 2005 2006 2007 tmca
Disponibilidad 159.11 | 162.60 | 16945 | 186.07 | 204.19 34
Produccion 12737 | 12949 | 13643 | 151.67 | 171.54 3
Gas amargo 88.72 84.78 83.17 87.07 96.70 -1
Gas dulce 38.65 44.71 53.26 64.59 74.87 13
Distribucion 159.14 | 162.60 | 16945 | 186.07 | 204.19 34
Consumo propio 12.49 14.75 17.50 18.83 2223 8
A la atmosfera 8.38 5.10 561 8.10 15.86 -2
COs 1.22 0.76 0.45 042 0.37 -19
Gas 7.19 433 5.15 767 15.49 -1
Condensacion en ductos 7.39 6.60 6.80 7.56 691 -1
Directo a ductos 21.61 23.08 28.26 32.62 37.77 13
A plantas de proceso 105.17 | 10826 | 112.13 | 111.17 | 11859 | 4287
Endulzadoras 94.15 93.33 88.29 £89.54 89.20 0
Criogénicas 14.10 18.80 22.85 29.02 3222 12

Fuente: Sistema de Informacion Energética 2007. SENER

Respecto a la distribucién del gas, PGPB recibié 159 MMm®/dia (5,621 MMpcd), lo que representd
77.9% de la disponibilidad. La diferencia correspondio al encogimiento en compresion y transporte, al envio a
Pemex-Refinacidn, al envio de CO,; para inyeccion a yacimientos y a diferencias estadisticas.

Por su parte, la produccion de gas no asociado crecié 15.3% con respecto al afio precedente, alcanzando

un volumen de 74 MMm’ (2,613 MMpcd) para 2007. (Ver la Figura 3.13).
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Gas asociado ™= Gas no asociado —d— Gas a la atmosfera

Figura 3.13. Produccién de gas natural (MMm’) por tipo v porcentaje de gas enviado a la atmésfera, 1997-2007%, (Sener, Pemex).

* Incluye la quema v el gas natural ventado a la atmésfera en campos.
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Demanda

Tras la reforma a la industria de gas natural en 1995, Pemex desarrollé importantes reservas de gas
natural no asociado en el norte del pais. Con ello, dejé de ser un combustible de uso marginal para convertirse en
un insumo energético esencial de la economia moderna del pais. El gas natural penetrd en todos los sectores
productivos y de consumo de manera directa o indirecta, convirtiéndose en el combustible predilecto que podia

hacer compatible el progreso econémico e industrial con la preservacion del medio ambiente.

Consumo de gas natural por sector

El impacto positivo de la estabilidad del precio sobre el consumo de gas natural resulté de la escalada
constante de los precios del petrdleo, que a su vez increment6 los precios de sus derivados que compiten con el
gas natural en los sectores de uso final.

El consumo interno de gas natural aumentd 81.7% durante el periodo 1996-2006, ubicandose en un
volumen de 184.9 MMm’/dia (6,531 millones de pies cubicos por dia, MMpcd) en el ultimo afo. La
distribucién sectorial del consumo en 2006, quedo estructurada en 46.2% por el sector petrolero, 36.6% el sector
eléctrico, 15.5% el sector industrial y el resto correspondid a los sectores residencial, servicios y transporte.

La distribucion sectorial del consumo de gas natural en 2007, quedo estructurada en 37.8% por el sector
eléctrico, 25.2% el sector petrolero, 20.4% las recirculaciones del sector petrolero, 14.9% sector industrial y el
resto correspondi¢ a los sectores residencial, servicios y transporte.

El sector eléctrico mostro el crecimiento mas dindmico presentando un tasa media de crecimiento anual
de 14.9% en el periodo 1996-2006 (seguin la Secretaria de Energia, SENER). Esto obedeci6 a un proceso de
sustitucion del combustéleo ante las ventajas competitivas de la tecnologia de ciclo combinado para la
generacién de energia eléctrica en los tltimos afos’.

El consumo de gas nacional por sector puede verse en la Tabla 3.8.

Tabla 3.8 Consumo nacional de gas natural por sector, 2000-2006

(MMm®/dia).
Sector 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006  tmca*
Total 12250 12340 13737 14971 16203 16679 472 2
Petrolero 62.75 64.48 64.82 68.72 73.85 8022 227 39
Eléctrico 28.63 3276 4250 51.96 58.05 57.00 161 149
Industrial 2885 2373 2735 26.16 27.10 26.48 0.75 16
Residencial 1.70 181 201 229 244 246 0.07 35
Servicios 057 0.59 0.62 0.54 057 0.59 0.02 1.7

Fuente: SENER, 2007

1 Esto se debe a que el ciclo combinado ofrece ventajas como mayor eficiencia térmica, menores emisiones, costos de capital mas bajos, plazos de
construccion y de arranque mas cortos, requerimientos de planta mas flexibles v espacios menores, con respecto a centrales comunes que emplean
combustoleo o carbon y respecto a centrales nucleares.
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El sector petrolero utiliza gas natural para el desarrollo de sus actividades productivas. La industria
petrolera se ha mantenido como el mayor sector de consumo de gas natural en el mercado. Los insumos de gas
natural de esta industria se conforman por aquella demanda de gas combustible que utilizan las subsidiarias
(autoconsumos) para realizar sus actividades primordiales y por aquellos volumenes destinados a recirculaciones
internas que corresponden principalmente a las cantidades de gas natural inyectado a los pozos para la obtencién
de petréleo crudo.

Con el fin de contar con cifras comparables entre los diferentes mercados nacionales, el analisis regional
se divide en cinco zonas: Noroeste, Noreste, Centro-Occidente, Centro y Sur-Sureste. En la Figura 3.14, se
detallan los estados que conforman cada region. Cabe sefialar que, sélo ocho estados de la Republica Mexicana
(Baja California Sur, Colima, Guerrero, Morelos, Nayarit, Quintana Roo, Sinaloa y Zacatecas) no presentan

consumos de gas natural al cierre de 2007.
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Figura 3.14. Regionalizacion del gas natural. (SENER, 2008)

Prospectivas 2006-2016

Oferta y demanda de gas natural

La oferta de gas natural para los préximos 10 aiios, es el resultado de un ejercicio de planeacion que se
basa en una cartera de proyectos que contiene las oportunidades de inversion asociadas a las reservas y recursos
prospectivos de hidrocarburos identificados y documentados en nuestro pais, de acuerdo con los objetivos y
estrategias del Plan de Negocios 2007 de Pemex Exploracién y Produccién (PEP).

El escenario propuesto comienza con una produccion de gas natural de 151.66 MMm® (5,356 MMpcd)
en 2006, y llega a 195.58 MMm® (6,907 MMpcd) en 2016. Este escenario de produccién de gas sera explicado

brevemente en los siguientes términos:
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e Por tipo de actividad (exploracién y explotacion)
e Por categoria de proyectos
e Porregion

e Por calidad de gas

Durante el periodo 2006-2016, la produccion obtenida de los proyectos de explotacion alcanza su

méxima aportacion de 170.46 MMm® (6,020 MMpcd) en 2006, y comienza a declinar a partir de ese afio hasta
llegar a 93.58 MMm’® (3,305 MMpcd) en 2016. (Ver la Figura 3.15).

Produccion de gas natural por tipo de actividad, 2006-2016
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Figura 3.15. Produccién de gas por tipo de actividad, 2006-2016 (MMm’). (Pemex Exploracion y Produccion, 2007).

En esta clasificacion del escenario propuesto se observa la diversificacion de los grandes proyectos
considerados en la cartera de PEP. Asi, el portafolio de negocios respecto a la produccion de gas se clasifico en

los siguientes proyectos: Explotacion con Chicontepec y Cantarell, Contratos de Obra Publica Financiada,

Exploracién con Aguas profundas’.

Produccion de gas natural por tipo subcategoria de
proyecto, 2006-2016 (MMm3/dia)

m Explotacion (sin Chicontepec,
Cantarell y COPF

| Cantarell

O Chicontepec

o COPF

m Exploracion

B Aguas profundas

Figura 3.16. Produccién de gas por tipo de subcategoria de proyecto, 2006-2016 (MMm?). (PEP, 2007).

© Seglin Petroleos Mexicanos, se consideran aguas profundas aquellas con tirantes de agua mayores a los 500 metros.
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En la produccion de gas natural por regiones se espera que la Region Norte incrementara gradualmente
su contribucion en la produccién nacional alcanzando su maximo en 2012 que significa 52.6% del total de ese
afio, mientras que su participacion sera de 50% del total al cierre del periodo mostrado.

En las tendencias esperadas en el escenario de produccion, considerando la calidad del gas. El
comportamiento del primero, obedece principalmente a la declinacion de los campos de Veracruz, Cantarell,
Complejo Antonio J. Bermudez y San Manuel. Esto sucede en los primeros afios, sin embargo se recuperara su
participacion en la produccion por los proyectos exploratorios, para el 2016 alcanzard 59% de la produccion.

Nétese en la Figura 3.17, que se producira mayor cantidad de gas himedo amargo.

Produccion de gas natural por tipo de calidad, 2006-2016
(MMm3/dia)
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Figura 3.17. Produccion de gas por tipo de calidad, 2006-2016 (MMpcd). (Pemex Exploracion v Produccion, 2007).

Por su parte, la demanda entre 2006 y 2016 se estima que la demanda total de gas natural se
incrementara en 38.3%, donde el sector eléctrico justificara 61.2%, las actividades del sector petrolero 22.0% y
el sector industrial representara 11.9%; el resto corresponderan a incrementos por actividades de los otros ftres
sectores. (Ver la Tabla 3.9).

Durante 2006, la demanda de gas natural representd 54.3% del total de combustibles en el sector, y se
espera que en 2016 esta participacion se incremente a 58.1%.

En la industria quimica, donde el empleo del gas se dirige a los procesos de generacion de energia
térmica y vapor, se prevé una tasa de crecimiento de 4.1% entre 2006 y 2016. (Véase Figura 3.18).

El grupo de industrias basicas de metales sera el principal demandante de gas natural.
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Tabla 3.9. Balance nacional de gas natural, 2001-2006 (l\-ﬂ\-Imsr‘dia).

Concepto 2001 2002 2003 2004 2005 2006 tmca
Origen 126.12  137.70 150.73 162.82 168.54 185.79 6.1
Produccion nacional 11536  117.06 122.50 130.99 142,89 156.96 46
Importacion 10.76 20.64 28.20 31.83 25.63 28.83 284
Importaciones de PGPE por balance 430 11.10 1492 1458 7.05 4.73 19.6
Destino 12411 137.51 149.71 162.03 167.47 185.84 6.1
Demanda nacional 12340  137.37 149.71 162.03 166.79 184.94 6.2
Sector industrial 2373 27.35 26.16 27.10 26.48 28.71 16
Sector eléctrico 32.76 42.50 51.96 58.05 57.00 67.68 149
Sector residencial 1.81 2.01 229 244 246 238 35
Sector servicios 0.59 0.62 0.54 0.57 0.59 0.65 1.7
Sector autotransporte 0.03 0.06 0.06 0.06 0.06 0.06 na
Exportaciéon 0.71 0.11 - - 0.68 093 -1

Fuente: IMP con base en informacion de CRE, CFE, Gas del Litoral, Pemex, Sener y otras empresas particulares.

Estructura de la demanda por grupo de ramas del sector industrial, 2006 y 2016
(participacion porcentual)
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Figura 3.18. Demanda por grupo de las ramas del sector industrial, 2006-2016. (IMP, CRE, Pemex, SENER y empresas privadas).

En los proximos 10 aflos se espera que la demanda del sector petrolero crezca 18.2%. Del incremento
esperado, 58.8% se debera a las recirculaciones internas a pozos de PEP, y el resto corresponde a la participacion

del gas utilizado en las autoconsumos de las subsidiarias de Pemex. (Ver Figura 3.19).
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Demanda de gas natural en el sector petrolero, 2006-2016
(MMm3/dia)
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Figura 3.19. Demanda pronosticada de gas natural en Petroleos Mexicanos. (Petroleos Mexicanos, PEP, 2007).

Precios nacionales

La Directiva sobre la determinacion de precios y tarifas para las actividades reguladas en materia de gas
natural emitida por la CRE (Comisién Reguladora de Energia), tiene por objeto establecer las metodologias que
conforme al Reglamento de gas natural, deberan utilizar las empresas reguladas para determinar los precios y las
tarifas en la industria del gas natural.

De esta manera, se tienen establecidos diferentes precios segun la actividad regulada en la cadena de
valor del gas natural a que se refiera, siendo el precio de venta de primera mano el mas importante para

conformar el precio que PGPB realizara bajo contrato a sus clientes. (Ver Figura 3.20).
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Figura 3.20. Precio promedio nacional al publico de gas natural antes de IVA por sector, (Doélares por millén de BTU)

1998-2007. (SENER)

Se obtiene el valor del costo de oportunidad del gas seco en Reynosa y el precio en Cd. Pemex (Tabasco)
mediante un mecanismo de netback’, tomando como referencia, en particular el indice del gasoducto americano

llamado Texas Eastern Transmission Corp. South Texas zone (Tetco),

7 . . . .
Netback. Es un resumen de todos los costos asociados a una unidad de petroleo en un mercado de referencia, v todas las remesas de la venta de esos
productos generados de la misma unidad.
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Comercio exterior

El total de las importaciones durante 2007, se realizaron a traves de gasoductos distribuidos en la franja
fronteriza con Estados Unidos y por medio de los cargamentos de GNL que arribaron a la terminal de
regasificacion de Altamira.

En 2007 continud el mismo numero de gasoductos interconectados con Estados Unidos, con un total de
15 puntos de interconexién que acumulan una capacidad maxima de transporte de aproximadamente de
95 MMm’ (3,349 MMpcd) para importar gas. Ocho de estas interconexiones pertenecen a sistemas aislados a los
que no puede llegar la produccidn nacional y las siete restantes tienen acceso al SNG (Sistema Nacional de
Gasoductos).

Altamira lleg6 a la mitad de la capacidad comercial de suministro en el ultimo afio, al regasificar un total
de 7 MMm’ (250 MMpcd) para consumos de las plantas de la CFE. Este volumen represent6 22.8% del total de
las importaciones de gas natural hechas en el pais en 2007. La terminal de GNL de Altamira recibi6 un total de
32 cargamentos de gas natural en estado liquido entre enero y diciembre de 2007, los cuales provinieron de

Argelia, Nigeria, Egipto y Trinidad y Tobago. (Ver Figura 3.21).

Argelial
3.1%

Figura 3.21. Importaciones de gas natural licuado por pais de origen, 2007. (Gas de litoral, 2008)

Reservas nacionales

Las reservas totales remanentes de gas natural, conocidas también como 3P, ascendieron a
1737 MMMm® (61,358.5 MMMpc) al 1 de enero de 2008 (Ver la Tabla 3.10). De acuerdo con la ubicacién de
los yacimientos evaluados, la region Norte concentra 61.2% del total, la Sur 16.6%, la Marina Suroeste 13.5% y
la Marina Noreste 8.8%.

Respecto al origen de las reservas fotales de gas natural y el tipo de yacimiento, se observa 75.1% del

total corresponden a gas asociado al crudo, y el restante 24.9% son reservas de gas no asociado.
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Tabla 3.10. Reservas remanentes totales de gas natural al 1 de enero, 2005-2008 (.\I_\'L\imsfdia).
Aiio Tipo de gas. Total ;?;::t: 3:::2; Norte Sur
Asociado 1,144.89 170.93 101.23 916.71 210.87
2008 No asociado. 409.12 1.64 86.32 204.16 116.98
Asociado 1.364.39 173.60 83.86 898.40 208.53
2006 No asociado 401.28 1.64 76.72 207.52 11543
Asociado 1.342.47 160.22 92.89 890.18 198.99
2007 No asociado 44293 1.64 132.57 211.63 97.11
Asociado 1.304.47 150.79 89.57 866.33 197.79
2008 No asociado. 433.01 1.64 14459 196.86 89.92

Fuente: Las reservas de hidrocarburos de México, PEP.

Las reservas probadas (1P) se estimaron de acuerdo con los lineamientos de reservas emitidos por la
Securities and Exchange Commission (SEC) de Estados Unidos. Para las reservas probables y posibles, la
evaluacion estd alineada a las definiciones emitidas por la asociacion de profesionales Society of Petroleum
Engineers (SPE) v American Association of Petroleum Geologists (AAPG), asi como por el comité nacional
World Petroleum Council (WPC). Estas organizaciones recomiendan las mejores practicas de trabajo para tener
un modelo sustentable de reservas, basadas en criterios de evaluacidn técnica y utilizando la informacién
sismica, petrofisica, geoldgica, de ingenieria de yacimientos, produccién e informacién econdmica. La
integracion de las reservas remanentes totales por categoria, muestra que 29.5% son probadas, 33.5% probables

v 37.0% posibles. (Ver Figura 3.22).

1737.5

Probadas Probables Posibles

Figura 3.22.Reservas remanentes totales de gas natural por categoria al 1 de enero de 2008 (MMm’).
(Las reservas de hidrocarburos de Meéxico 2008, Pemex Exploracion y Produccion).

Al asociar las reservas remanentes con la produccion anual se obtiene una relacién reserva-produccion
(R/P) de 27.7 afios para las reservas totales (3P), para el agregado de reservas probadas mas probables (2P) es de
17.5 aflos y para las reservas probadas (1P) equivale a 8.2 afios.

Las reservas de gas no asociado incorporadas ascienden a 32.2 MMMm® (1,141.7 MMMpc) y se
concentraron principalmente en la regiéon Norte y la cuenca del Golfo de México Profundo, que en conjunto

alcanzaron un volumen de 27 MMMm® (951.6 MMMpc). En cuanto a gas asociado, se descubrieron
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13.1 MMMm® (462.3 MMMpc), donde 34.7% corresponde a la parte de gas asociado de los yacimientos de

petréleo superligero, 40.2% al petréleo ligero y el restante 25.1% a los de petroleo pesado.

En la Tabla 3.11, puede observarse la composicion de las reservas por cuenca en 2007, para las

probadas, posibles y probables.

Tabla 3.11. Composicion de las reservas de gas natural por cuenca y region
descubiertas en 2007 ()I_\]'_\'[ms)

1P 2p 3P

Total 0.20 0.76 1.29
Burgos 0.04 0.06 0.14
Norte 0.04 0.06 0.14

Golfo de México Profundo - 0.19 0.57
Marina Suroeste - 0.19 0.57

Sureste 0.13 0.45 0.52
Marina Noreste 0.03 0.06 0.08

Marina Suroeste 0.01 0.07 0.10

Sur 0.09 031 0.34

Veracruz 0.03 0.05 0.06
Norte 0.03 0.05 0.06

Fuente: Las reservas de hidrocarburos de Meéxico 2008. PEP.

Asi en 2007, la tasa de restitucion por descubrimientos fue de 11.0% para la reserva 1P, 42.7% para la

reserva 2P y 72.5% para la 3P.

IIL.3

1.

Areas de oportunidad

Establecer un marco juridico y desarrollar las herramientas que permitan al Estado fortalecer su papel
como rector en el sector de hidrocarburos mediante:

Establecer mecanismos de supervision e inspeccion que permitan el cumplimiento de metas y niveles de
adecuados en el sector de hidrocarburos.

Evaluar el desempefio de Pemex y el manejo del patrimonio petrolero de la Nacion.

Corregir desviaciones con la gestion y dar seguimiento a las metas establecidas en el sector.

Establecer mecanismos de cooperacién para la ejecucion de proyectos de infraestructura energética en
toda la cadena de valor mediante:

Promover el establecimiento de convenios tecnolégicos en la exploracion, desarrollo v produccion de
hidrocarburos.

Trabajar, de manera conjunta, con otras dependencias para determinar las lineas de investigacién que
aporten mayores beneficios al sector hidrocarburos y fomentar que se disponga de los recursos

necesarios para dichas actividades.
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Si bien, México no tiene reservas sustanciales de gas natural (apartado III.1.5) es necesario aprovechar al
maximo todas las fuentes de energia disponibles para consumo interno, asi pues, el gas natural no podria sustituir
por si solo al petréleo como fuente primaria de energia, pero si puede incorporarse en el mercado nacional como

la segunda fuente en cuanto a demanda energética.

Como se explicé en este Capitulo, las actividades macro y micro econdmicas relacionadas al gas natural
en México y en el mundo son importantes, tanto para la generacion de divisas y para el maximo
aprovechamiento de la energia en los sectores industriales como para el cuidado ambiental. En el siguiente
Capitulo, se hara una breve descripcion de los beneficios o ventajas ambientales que tiene el gas natural como

fuente alternativa de energia respecto a otras fuentes primarias como son el petréleo y el carbon.
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IV.1 Antecedentes

Actualmente se estan presentando cambios en el clima que pueden afectar a la humanidad y a su habitat
(la Tierra), por lo que muchos paises realizan acciones tendientes a cuidar el medio ambiente. Aun esta a
discusion si lo que ha influido en los cambios del clima se debe a la actividad humana o a cambios que se han
presentado a lo largo de la historia de la Tierra. Para explicar estos cambios se emplean los siguientes conceptos:

Efecto invernadero. Es un mecanismo, en el cual los gases de efecto invernadero CO,, CO, CH,, 6xidos
de Nitrégeno (NOy), Ozono Os, compuestos de azufre (SOy), permanecen en la atmosfera de la Tierra, conservan
e incrementan la temperatura de la superficie del planeta. Durante este fenémeno la radiacion solar que llega a la
superficie terrestre la calienta y esta a su vez se refleja por emisién de radiacion infrarroja de vuelta al espacio. Al
aumentar la concentracion de los gases de invernadero en la atmosfera, permiten a la radiacion solar alcanzar la
superficie terrestre sin restriccion pero absorben mucho de la radiacion infrarroja saliente permitiendo que menos
calor escape de vuelta al espacio (ver Figura 4.1).

Calentamiento global. Se refiere a la tendencia de la temperatura global del planeta de incrementarse
durante los ultimos 150 afios, fendmeno que se atribuye al efecto de la comunicacion humana, en particular a la
quema de combustibles fosiles como el carbon, el petréleo y la tala de bosques.

Cambio climatico. Engloba el concepto anterior, pero ademas incluye todas las variaciones del clima que
han ocurrido durante la historia del planeta (4,000 millones de afios) v que estan asociadas a factores como
cambios en la actividad solar, la circulacion oceénica, la actividad volcanica o geoldgica, en la composicion de la

atmosfera, etc. '

El efecto invernadero Gases de efecto invernadero (GEI)
» Bioxido de carbono (CO,) 76%
La radiacion solar atraviesa + Metano (CH,) 13%
la atmésfera * Oxido nitroso (N,O) 6%

+ Compuestos fluorocarbonados 5%
(CFCs)
» Hexafluorato de azufre (SF,)

Parte de la radiacion es
reflejada por la tierra y
la atmésfera

La mayor parte
de la radiacién

es absorbida

por la tierra
gue se calienta

Parte de la radiacion
Iinfrarroja atraviesa la

L atmosfera y parte es

La superficie absorbida y reenviada en
de/jatierra todas direcciones por los
Y emitel GEI calentando la
rddiacion superficie de la tierra y la

infrarrojal’ % i atmoésfera baja

L Fulaii ¥

Figura 4.1. El efecto de invernadero’.

! (1) Caballero, Margarita, Lozano Socorro, Beatriz O. “Efecto invernadero, calentamiento global v cambio climatico: una perspectiva desde las
clencias de la tierra". Revista Digital Universitaria, Vol. 8, No. 10. (2007) <http://www.revista unam mx/vol.8/num10/art78/int78 htm=>ISSN: 1607-6079.
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En la Tabla 4.1 pueden observarse las fuentes de emisidn causadas por el hombre y los gases de efecto
invernadero, en la Figura 4.2 la representacion porcentual de dicha participacién. En la Figura 4.2 se puede
distinguir que de los distintos gases de efecto invernadero, el didéxido de carbono sera el que causara mayor

calentamiento global, seguido por el Metano.

Tabla 4.1. Fuentes de emision causadas por el hombre y duracién de los gases
de efecto invernadero.

Constituyente atmosférico = Fuente Duracion
Combustion de fuentes fosiles y maderas
Dioxido de carbono Cambios en e uso de las i 100 afios

Produccion y transporte de combustibles fosiles

Desechos en descomposicion
Metano Agricultura 10 afios

Disociacion de los hidratos gaseosos

combustion de fosiles

Oxido nitroso combustion de los desechos 150 afios
Fluorocarbonos Produccion y transporte de combustibles fosiles 100 afios
Nivel de Ozono Transporte 3 meses
Generacion de energia
2
Aerosoles Transporte ST

Fuente: Jenkins G, Mitchell v Foland Ck: "The Greenhouse effect and Climate
Change: A Review", Sociedad Real (1999); 9-10

Figura 4.2. Proyeccion del calentamiento relativo por los diferentes gases de efecto invernadero durante este siglo.
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Segun el Panel Intergubernamental del Cambio Climatico (IPCC por sus siglas en inglés) se ha
confirmado, que el promedio de temperatura de la superficie terrestre aument6 cerca de 0.6 °C durante los
ultimos 100 afios. La cubierta de nieve ha disminuido en un 10% desde finales de la década de 1060; el periodo
anual durante el cual los rios y los lagos estan cubiertos de hielo es cerca de dos semanas mas corto que a
comienzos de siglo y se estima que las concentraciones de CO; podrian aumentar a valores de entre 540 y 970
ppm. Si los cambios de clima suceden como se predice, podria tener serias consecuencias tanto en lo que respecta
a los fenomenos naturales (por ejemplo, frecuencia de los huracanes) como en los sistemas que sustentan al
hombre (Ver Figura 4.3). Los cientificos del IPCC pronostican una serie de consecuencias si los cambios
climaticos coinciden con las ultimas simulaciones, las que incluyen desde la escasez de agua hasta las

inundaciones y la escasez de los alimentos.

Aumento en la frecuencia
& intensicdad de malas
condiciones climaticas

Mencres fuentes
de alimentos

Escasez de agua

Mayores inundaciones

Figura 4.3. Efectos futuros del calentamiento global.

IV.2 Fuentes de energia primaria

A continuacién, se mencionaran las principales fuentes de energia expuestas en el capitulo IIT (Panorama
nacional e internacional de la industria del gas natural) que “encaminaran” la generacion mundial de energia y sus
principales usos y problemas ambientales asociados a ellos. Estas fuentes son: el carbon, el petroleo y el gas

natural.
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Usos del carbon y sus problemas ambientales

El carbon térmico se utiliza en las centrales eléctricas para generar electricidad. El carbon es esencial para
la produccion de hierro y acero; cerca del 64% de la produccion de acero en todo el mundo proviene del hierro
fundido en altos hornos que utilizan carbon.

En varios paises el carbon se convierte en un combustible liquido, a este proceso se le denomina
licuefaccion. El combustible liquido puede refinarse para producir combustible de transporte y otros productos
derivados del petréleo, como plasticos y disolventes. De este modo, el carbon puede actuar como sustituto del
petréleo.

El carbon también se utiliza en la industria del cementera como combustible para hornos de alta
temperatura, que calientan las materias primas hasta su fundicion parcial a 1.450°C, transforméandolas quimica y
fisicamente en una sustancia denominada “clinker”, esta sustancia es la base para fabricar el cemento.

Otros usuarios importantes del carbon son las refinerias de alumina, los fabricantes de papel y las
industrias quimicas y farmacéuticas. Algunos productos quimicos pueden producirse a partir de subproductos del
carbon. La masa de carbon refinada se utiliza en la fabricacion de productos quimicos, como la creosota, la
naftalina, el fenol y el benceno.

En el caso del carbon, la liberacion de contaminantes en su combustion, como 6xidos de azufre y
nitrégeno (SOx y NOx) y diferentes particulas de elementos pesados, como el Mercurio, ha supuesto un desafio a
las necesidades ambientales de hoy.

El azufre esta presente en el carbon en forma de impureza y reacciona con el aire cuando el carbon se
quema hasta formar SOX. Por el contrario, el NOX se forma cuando se quema cualquier combustible fésil.

El carbon es una de las principales fuentes de emisiones de gases de efecto invernadero generadas por las

actividades humanas. Figura 4.4.

Emisiones de CO; a partir de combustibles fdsiles

M Petroleo 41%
M Carbon 38%
Gas 21%

Fuente: |IEA 2004

Figura 4.4. Emisiones de CO; a partir de la combustion de combustibles fosiles. (World Coal Insitute. EIA, 2004).

Por otro lado, el drenaje de acidos de la mina (AMD) es agua rica en metales formada a partir de la

reaccion quimica producida entre el agua y las rocas que contienen minerales con azufre. El flujo formado suele
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ser acido y proviene de zonas en las que las actividades de extraccion de carbon o de mineral de hierro estan
expuestas a rocas que contienen pirita, un mineral cargado de azufre. El AMD se forma cuando la pirita reacciona
con el aire y el agua para formar hierro disuelto y 4cido sulfurico. Este flujo de acido disuelve los metales pesados
como el cobre, el plomo y el mercurio en la tierra y las aguas de superficie.

El carbdn seguira siendo de vital importancia para la generacidn de electricidad en todo el mundo. En la
actualidad suministra el 39% de la electricidad mundial y esta cifra apenas bajara un punto porcentual durante las

proximas tres décadas. Con la disponibilidad de reservas abundantes,

Usos del petroleo y sus problemas ambientales

La vida sin el petroleo no podria ser como la conocemos. Del crudo obtenemos la gasolina y el diesel para
nuestros autos y autobuses, combustible para barcos y aviones. Lo usamos para generar electricidad, obtener
energia calorifica para fabricas, hospitales y oficinas y diversos lubricantes para maquinas y vehiculos.

La industria petroquimica usa productos derivados de ¢ para hacer plasticos, fibras sintéticas, detergentes,
medicinas, conservadores de alimentos, hules y agroquimicos.

El principal y mas importante efecto que tiene el petréleo sobre el mar es que impide que se realice la
fotosintesis del plancton, primer eslabén de la cadena alimentaria marina, debido a que el petréleo cubre la
superficie de las aguas, formando las mareas negras, impidiendo la llegada de los rayos solares al fitoplancton,
quienes son autdtrofos (fabrican su propio alimento) y sirven de base de alimentacion para los seres vivos
marinos, por ello son tan importantes y el efecto del petréleo sobre éste es tan trascendental en la vida marina.

En la Figura 4.5 se muestra un esquema sintetizado de la industria petrolera como fuente de energia

mundial.

IV.3 Impacto ambiental del gas natural en el mundo

Una de las alternativas inmediatas para reducir la emision de gases de invernadero, y satisfacer la gran
demanda de energia de la sociedad actual, es el gas natural, ya que posee una mayor eficiencia en la combustion,
bajando asi la emisién de gases contaminantes ademas de su buen poder calorifico. En la siguiente década se
espera que la demanda de gas natural crezca el triple de la demanda de aceite y el doble de la demanda de
electricidad segtin diversos estudiosos”. Esto representa un reto, porque se requiere el desarrollo de tecnologia
para su extraccion, transporte y distribucion.

Trece paises emitieron arriba de 100 MMt (millones de toneladas métricas) de CO2 durante 2006, esto

representa 65.1% del total mundial, en el cual Estados Unidos es el principal emisor con 1,187 mmt de CO:2

2 Dreyfus. D. v Ashby, A “Global Natural Gas Resources™, Energy, vol.14, No. 12, 1989.
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seguido de Rusia con 889 MMt de CO2 mientras el registro de México lo coloca en el lugar 11, con un total de

emisiones de gases efecto invernadero de 129 MMt. Figura 4.6.
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Figura 4.5. Esquema del procesado del petréleo v subproductos. (IMP, 2008)

1. Estados Unidos
2. Rusia

3. Iran

4. Japn

5. Alemania

6. Canada

7. Reino Unido
8. Italia

9. Arabia Saudita
10. Ucrania

11. México

12. China

13. Francia

Resto del mundo

1,187

Totalmundial
5,911

2,061

Figura 4.6. Emisiones mundiales de didéxido de carbono por pais en millones de toneladas por afio, 2006 (EIA, DOE, 2007).
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Como principales ventajas del gas natural tenemos:

e Tiene una combustién muy limpia: no emite cenizas ni particulas solidas a la atmoésfera; genera una
reducida emision de 6xidos de Nitrogeno (NOx), monoxido de Carbono (CO), diéxido de Carbono (CO,)
e hidrocarburos reactivos y virtualmente no genera didéxido de Azufre (SO,), caracteristicas que le dan
una mayor ventaja respecto a de otros combustibles fosiles como el carbén y el combustéleo.

e No es corrosivo.

e Incrementa la eficiencia de los procesos de generacion y cogeneracion de energia.

e Seguro de transportar.

e Reduce los costos de mantenimiento de equipos de combustidn.

e No es absorbente.

En la proxima década, cualquier accion para disminuir las emisiones de los gases de invernadero podria
afectar el uso de energia primaria alrededor del mundo y alterar el nivel y la composicién de emisiones de didxido
de Carbono segun la fuente de energia. La Figura 4.7 muestra las grandes diferencias entre las emisiones de CO,

en la quema de varias formas de combustibles.

MILES DE MILLONES DE TONELADAS

50

HISTORIAL PRONOSTICO
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30 4
TOTAL
20 CARBON
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GAS NATURAL
0
1990 2000 2005 2010 2020 2030

Figura 4.7. Pronostico Concentracion de CO; en la atmosfera exclusivamente de quema de combustibles fosiles

(Pronosticos de la EIA, octubre 2008).

El incremento mas grande de consumo de gas natural se presentara en el mercado de la generacion de
energia eléctrica. El desarrollo de turbinas de ciclo combinado con una eficiencia de conversion de electricidad
garantizada del 47 % ha aumentado las expectativas y atractivo el uso del gas natural.

Este, combustible empleado en este tipo de turbinas genera electricidad con un tercio de CO, de salida a

diferencia de las plantas convencionales con combustién de Carbon.
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IV.4 Problematica ambiental en México

En México, la industria petrolera en su conjunto ha tenido un gran impacto negativo en materia
ambiental. Por la amplia gama de productos derivados del petréleo, no ha sido posible evaluar cuantitativamente
la contaminacién involucrada desde la fase de explotacion hasta la obtencion de los petroquimicos basicos.

Por otra parte, se tiene que los residuos o desechos de la actividad petrolera estan clasificados como
residuos peligrosos. Un informe de la SEDESOL menciona que los residuos anuales de los procesos de refinacion
y petroquimicos de Petroleos Mexicanos, alcanzan la cifra de 1.7 millones de toneladas de residuos, de estos el
90.15% corresponde a desperdicios semisolidos; 9.6% a liquidos y 0.25% a solidos; 18% del total se consideran
peligrosos. Los residuos reciclados representan 0.1% y se estima que sélo 13% del total es susceptible de ser

reutilizado (ver Figura 4.8).
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Figura 4.8. Residuos peligrosos de la industria petrolera en Mexico. (Saval, 1995).

El Gas Carbénico (CO,) es un producto de la reaccion de generacion de Hidrégeno. El Hidrogeno se usa

en la Refineria para purificar y eliminar compuestos de Azufre y Nitrégeno en corrientes de Naftas y Gas Oil.
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Figura 4.9. Esquema de generacion de CO,.
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La Figura 4.10 muestra como las emisiones de NOx para los afios 2006 y 2007 estan por debajo de lo
establecido en la NOM-085-SEMARNAT-1994 y ligeramente por encima de la United States Environmental
Protection Agency (USEPA).

Emisiones de NOx
(Ib/MMBLU de combustible utiizado en equipos de calentamiento v turbinas de gas)

NOM-085 = 0.200

USEPA = 0.120

0.128

0.133 o

-

Jun 2006 Jun 2007

Figura 4.10. Emisiones de NOx a la atmosfera en México. (SEMARNAT, 1994).

Para prevenir los efectos negativos al medio ambiente y a la salud, provocados por las emisiones de NOx,
Pemex Gas ha sustituido los quemadores convencionales de NOx por quemadores bajos y ultra bajos de NOx a

fin de cumplir con la normatividad internacional para turbinas de gas como se muestra en la Tabla 4.2.

Tabla 4.2. Normatividad de emisiones Nox segiin la Secretaria de Medio Ambiente y Recursos Naturales

Equipos Norma Tecnologia ppmv Ib/MMBtu
Quemador convencional 120 0.16
Generadores de vapor y NOM-085-SEMARNAT-1994 Bajos NOx 75 0.1
calentadores a fuego directo
Ultra bajos NOx 25 0.03
Bajos NOx 25 0.03
Turbinas de gas Normatividad Internacional Ultra bajos NOx 2 0.003

Existen otros gases contaminantes seis que cubre el protocolo de Kioto, (México adopta este protocolo en
2005) de los cuales aproximadamente el 76% lo constituye el didxido de carbono, el cual es producido
principalmente en los equipos de combustion y durante el proceso de recuperacion de azufre y el metano que se
emite por las fugas producidas principalmente en el transporte de gas natural y otros contaminantes con menor
contribucion, pero con efectos significativos como: el 6xido nitroso, hidrofluorocarbono, perfluorocarbonos y el
hexafluoruro de carbono.
Meéxico solo puede participar en la reduccion de emisiones de gases de efecto invernadero con:
e Mecanismos de desarrollo limpio (MDL), que permiten ayudar al desarrollo sostenible de las partes
(paises) a través de tecnologias limpias y reducciones certificadas.
e Reduccion de emisiones de CO, vy de metano, a través de acciones y proyectos para su abatimiento y

participando activamente en proyectos que contribuyan a su disminucion.
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IV.5 Soluciones para eliminar el quemado de gas a la atmosfera

El quemado del petréleo v del gas natural durante las operaciones de prueba de pozos no solo es costoso
debido a la pérdida de ingresos, sino también produce grandes cantidades de diéxido de carbono. También se
liberan pequeiias cantidades de gases toxicos, hollin o hidrocarburos no quemados.

La eliminacion del quemado de petréleo y finalmente del quemado de gas no solo crea un ambiente de
trabajo mas seguro, también reduce las emisiones de dioxido de carbono a la atmosfera, que se piensa esta
relacionado con el calentamiento global como ya mencionamos anteriormente.

Existen varias soluciones que se pueden tomar en cuenta para desarrollar un sistema integral que permita

reducir las emisiones de gas natural a la atmosfera, estas pueden ser agrupadas en tres diferentes categorias:

1. Modernizacion de tecnologias o equipamiento, como por ejemplo valvulas reguladoras de baja emision,
que reducen o eliminan el venteo de equipos.

2. Mejoramiento en las practicas de gerenciamiento y procedimientos operacionales para reducir el venteo.

3. Perfeccionamiento de las practicas de administracion, como programas de deteccion de pérdidas y de

medicién, que toman ventaja de mejores tecnologias de medicion o de reduccién de emisiones.

Un ejemplo de aplicacion del primer punto fue desarrollado en Medio Oriente, donde tradicionalmente,
los pozos se hacian fluir hasta que se produjera bastante petréleo a una presién suficiente como para enviarlo
directamente al oleoducto. Esto requeria quemar el petroleo y gas hasta alcanzar las condiciones sefialadas.

Para solucionar este problema se llevé a cabo un programa de tres etapas (ver Figura 4.11) que consistio
en eliminar el quemado y al mismo tiempo resolver los problemas relacionadas con las pruebas de pozos. En la
tercera etapa la meta consistia en la total eliminacion del quemado mediante el uso de tecnologia avanzada de
bombeo multifasico. Esta tecnologia se aplicé cuando la presion en la boca de pozo era insuficiente para llevar el
petréleo al oleoducto, v consiste en la adaptacion de un de medidor multifasico ubicado antes de que los fluidos
pasen por una bomba multifasica de empuje variable de modo que el gas y el petroleo se puedan inyectar en el

oleoducto.
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Figura 4.11. Programa de tres etapas para eliminar el quemado de hidrocarburos.
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Conclusiones v Recomendaciones

Este trabajo tuvo como primer objetivo, el desarrollar una revision de los procesos de tratamiento de gas
natural considerando la problematica energética y ambiental actual. Y tiene como fin ultimo el de servir
como documento de consulta sobre el tratamiento del gas natural como un hidrocarburo importante para
el mundo.

El gas natural estd adquiriendo una posicion predominante para la generacidn de energia en el mundo
debido a su alta eficiencia de combustid. Se pronostica a nivel mundial como la fuente primaria de
energia en los préximos 15 afios. En México, ya es la tercera fuente de energia.

Esta tesis contribuye a dar un panorama general del tratamiento del gas y de la aplicacion de los
conceptos quimicos a un area poco tratada en la carrera de ingenieria petrolera como lo son las
actividades posteriores a la entrega del gas o petréleo a refinacién.

El gas como el petréleo debe de someterse a procesos de tratamiento para que pueda ser utilizado por el
hombre. Para el procesado del gas, la seleccion de la tecnologia a emplear debe tener en cuenta no soélo
los recursos operativos y de inversion, sino también que el producto obtenido tenga un mercado
asegurado y que el manejo del mismo no introduzca complicaciones en las operaciones de los complejos
procesadores.

En México el proceso Girbotol es el mas utilizado para la remocién de los componentes 4cidos del gas.
Se han desarrollado otros procesos con algunas variantes que han sido patentados; sin embargo, dichos
procesos no difieren mucho del original.

Durante este trabajo se describieron procesos comunmente utilizados en México para el tratamiento del
gas (humedo amargo, humedo dulce, seco amargo, seco dulce), en estas secciones, se describieron
diferentes esquemas (no tan comunes) cerca de la produccion del pozo, que garantizan la integridad de
los gasoductos y el cumplimiento de las especificaciones comerciales.

Del H,S que es un compuesto toxico y corrosivo se puede obtener azufre (S°) de alta pureza que es de
importancia comercial, siendo aprovechable un recurso que podria ser desdefiable por su naturaleza.

En el aspecto ambiental, el gas natural es un combustible limpio y eficiente, el cual muestra reducciones
muy significativas en las emisiones de contaminantes a la atmosfera a comparacion de otras fuentes de
energia en uso como son el petréleo y el carbon.

La explotacion del gas en Meéxico es un terreno aun en desarrollo, aproximadamente el 60% de la
produccion del pais se encuentra en la Region Norte (Activo Integral Burgos y cuenca de Salinas). En la
Republica Mexicana existen estados aun sin el suministro de gas, por lo cual debe tratar de lograrse el
satisfacer la demanda interna del pais, logrando asi el desarrollo de infraestructura, de empleos, y de
tecnologias satisfaciendo las necesidades energéticas de México.

Meéxico debe de asegurar su transicion del petroleo a otras fuentes de energia, no solo al gas natural, se
necesita dejar la dependencia de economias extranjeras y llevar a cabo una adecuada explotacion de
nuestros recursos naturales.

Se recomienda consultar textos especializados sobre cada uno de los temas de interés y si es posible,
compendiar la informacidn actual con otros textos que complementen a cada uno de temas que se

consideren relevantes.
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APENDICE A. PAISES MIEMBROS DE LA OCDE

Tabla 1A. Paises Miembros de la OCDE

Tabla 2A. Balances del Gas Natural en las Regiones y

Paises Miembros de la OCDE ([\e[MmS)

OCDE Norte OCDE OCDE Europa
Ameérica Pacifico
Canada (1961) Australia Alemama (1961)
(1971)
Estados Unidos | Japon Austria (1961)
(1961) (1964)
Meéxico (1994) Nueva Bélgica (1961)
Zelandia
(1973)
Republica Dhinamarca (1961)
de Corea
(1996)
Espatia (1961)
Finlandia (1969)
Francia (1961)
Grecia (1961)
Hungria (1996)
Irlanda (1961)
Islandia (1961)
Ttaha (1961)
Luxemburgo (1961)
Noruega (1961)

Paises Bajos (1961)

Polonia (1996)

Portugal (1961)

Reino Unido (1961)

Republica Checa
(1995)

Republica Eslovaca
(2000)

Suecia (1961)

Suiza (1961)

Turquia (1961)

Fuente:

http://www.OCDE.org/document/21/0.3343.es 362889

66 36288120 364414290 1 1 1 1.00.html

1.El consumo neto incluye diferencias estadisticas, éstas no son mostradas

Fuente:

ITrim2007 Oct-07
OCDE Norte
America
Produccién 196178 67401
+Importaciones 36470 11345
-Exportaciones 31964 10347
-Variacién de las 22361 7013
reservas
=Consumo Neto ! 179173 58658
OCDE Pacifico
Produccién 12882 4137
+Importaciones 31066 11192
-Exportaciones 5298 1766
-Variacién de las 320 628
reservas
=Consumo Neto ! 38382 14198
OCDE Europa
Produccién 60844 23522
+Importaciones 90364 36034
-Exportaciones 345964 13188
-Variacién de las 17291 691
reservas
=Consumo Neto ! 99174 45848
Total OCDE
Produccién 2659504 95060
+Importaciones 157900 38571
-Exportaciones 72226 25301
-Variacién de las 39972 8332
reservas
=Consumo Neto 316729 118704

“Gross Consumption of Natural Gas, OCDE Regions and Countries, Most Recent Month, Quarters,

and Years (] Mﬂzon Cubic M’efers) - from the International Energy Agency. See Tables 1 1-1.5. (Note: Natural gas data in million cubic meters can be converted to million cubic
Jfeet by multiplying by 35.315)"

OCDE: Organizacidn para la Cooperacion y el Desarrollo Economico

Al



Apéndices

APENDICE B. HOJA DE DATOS DE SEGURIDAD PARA SUSTANCIAS QUIMICAS GAS

NATURAL

B PEMEX

GAS Y PETROQUIMICA BASICA

Rombo de Clasificacion de Riesgos NFPA 704

GRADOS DE RIESGO:
. MUY ALTO

CALTO

[ T O R P R N

. MODERADO
. LIGERO
. MINIMO

INFLAMABILIDAD

SALUD

ESPECIAL

REACTIVIDAD

1. IDENTIFICACION DEL PRODUCTO

Hoja de Datos de Seguridad para Sustancias Quimicas No.

HDS5Q-001
Nombre del Producto Nombre Quimico Gas Natural
Familia Quimica Férmula Molecular Metano

Hidrocarburos del petréleo

Sindénimos

Gas natural licuado, gas natural comprirmdo, gas de los pantanos, grist, mdruro de metilo,

Liguefied Natural Gas (LNG)
2. COMPOSICION DE LOS COMPONENTES Y MEZCLAS
Nimero CAS LEP
MATERIAL %
(Chemical Abstracs Service) (Limite de Exposicién Permisible)
Gas Natural (Metano) 38 Asfixiante Simple
Etano o 74828
Propano 3
Etil Mercaptano 1728 ppm Odorifico
E1 CAS del Etil Mercaptano es 75-08-01 v el ACGIH TLV: 0.5 ppm

3. IDENTIFICACION DE RIESGOS

HR: 3 = (HR = Clasificacion de Riesgo, 1 = Bajo, 2 = Mediano, 3 = Alto).El gas natural es mas ligero que el aire
(su densidad relativa es 0.61, aire = 1.0) y a pesar de sus altos niveles de inflamabilidad y explosividad las fugas o
emisiones se disipan rapidamente en las capas superiores de la atmosfera, dificultando la formacion de mezclas
explosivas en el aire. Esta caracteristica permite su preferencia y explica su uso cada vez mas generalizado en
instalaciones domeésticas e industriales y como carburante en motores de combustion interna.
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4. PRIMEROS AUXILIOS.

Ojos: El gas natural licuado puede salpicar a los ojos provocando un severo congelamiento del tejido,
irritacion, dolor y lagrimeo. Aplique, con mucho cuidado, agua tibia en el ojo afectado. Solicite atencidn
médica. Debera manejarse con precaucion el gas natural cuando esta comprimido ya que una fuga provocaria
lesiones por la presion contenida en los cilindros. Piel: Al salpicar el gas natural licuado sobre la piel provoca
quemaduras por frio, similares al congelamiento. Mojar el 4rea afectada con agua tibia o irrigar con agua corriente.
No use agua caliente. Quitese los zapatos o la ropa y impregnada. Solicite atencion meédica. Inhalacién: No
debera exponerse a altas concentraciones de gas, en caso de lesionados, aléjelos del area contaminada para
que respiren aire fresco. Si la victima no respira, inicie de inmediato resucitacién cardiopulmonar. Si presenta
dificultad para respirar, administrese oxigeno medicinal (solo personal calificado) Solicite atencion meédica
inmediata. El gas natural es un asfixiante simple, que al mezclarse con el aire ambiente, desplaza al oxigeno y
entonces se respira un aire deficiente en oxigeno. Los efectos de exposicién prolongada pueden incluir dificultad
para respirar, mareos, posibles nduseas y eventual inconsciencia. Ingestion: La ingestion de este producto no es
un riesgo normal.

5. PELIGROS DE EXPLOSION E INCENDIO

Punto Flash: Una sustancia con punto de flash de 38 °C o

Punto de Flash -222.0°C . s -
o ce Tas S o menor se considera peligrosa; enfre 38 °C y 93 °C,
Temperatura de Auto 1gnicion 6500 °C ) . = o S
Limites de Explosividad: fnodexa(li:_nneute 11_1flama ble: _ mayor a 93 C la
Inferior 4509 inflamabilidad es baja (combustible). El punto de flash del
Superior 145 % gas natural (-222.0 °C)
Mezcla de Zonas A v B: En condiciones ideales de homogeneidad, las mézc.las de aire con me.nosf' d.e 4.5 %
v mas de 14.5% de gas natural no explotaran, ain en presencia de una fuente de ignicion, sin
embargo, en condiciones practicas, debera desconfiarse de las mezclas cuyos contenidos se
* Aire+ acerquen a la zona explosiva. En la Zona Explosiva solo se necesita una fuente de ignicion

« Gas Natural para desencadenar un incendio o explosion.

(100% Metano + 0% Aire)

Zona A

(14.5% Metano + 85.5% Aire

Limite Superior de Explosividad (LSE)

Zona Explosiva

(4.5% Metano + 95 5% Aire Limite Inferior de Explosividad (LIE)

Punto 2+ Zona B

Punto 1+

(0% Metano + 100% Aire) L
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Calibracion de las alarmas en los detectores de Zona Explosiva.
mezclas explosivas:

Punto 1 =20% del LIE. - Alarma visual y audible De Las mezclas del gas natural con aire en

presencia de gas en el ambiente. concenfraciones enfre 4.5 % y 145 % son
explosivas, solo hard falta una fuente de

Punto 2 = 60% del LIE. - Se deberan ejecutar ignicion para que se desencadene una

acciones de bloqueo de valvulas, disparo de motores, etc., Violenta explosion.

antes de llegar a la Zona Explosiva.

Extincion de Incendios: Polvo quimico seco (purpura K = bicarbonato de potasio, bicarbonato de sodio, fosfato
monoamonico) biéxido de carbono y aspersion de agua para las areas afectadas por el calor o circundantes.
Apague el fuego bloqueando la fuente de fuga.

6. INSTRUCCIONES ESPECIALES PARA EL COMBATE DE INCENDIOS:

a) Fuga de gas natural a la atmosfera, sin incendio:
Si esto sucede a la intemperie el gas natural se disipa facilmente en las capas superiores de la atmosfera;
contrariamente, cuando queda atrapado en la parte inferior de techumbres se forman mezclas explosivas con
gran potencial para explotar, y explotaran violentamente al encontrar una fuente de ignicion.
Algunas recomendaciones para evitar este supuesto escenario son:

¢+ El gas natural o metano es mas ligero que el aire y por lo tanto, las fugas ascenderan rapidamente a las capas
superiores de la atmosfera, disipandose en el aire. Las techumbres deberan tener preventivamente venteos para
desalojar las nubes de gas, de lo contrario, lo atraparan riesgosamente en las partes altas.

¢ Verificar anticipadamente por medio de pruebas y Auditorias que la integridad mecanica-eléctrica de las
instalaciones esta en 6ptimas condiciones (disefio, construccion y mantenimiento):

>

>
>

Especificaciones de tuberia (valvulas, conexiones, accesorios, etc.) y practicas internacionales de
ingenieria.

Detectores de mezclas explosivas, calor y humo con alarmas audibles y visuales.

Valvulas de operacion remota para aislar grandes inventarios, enfradas, salidas, etc., en prevencion a
posibles fugas, con actuadores local y remoto en un refugio confiable.

Redes de agua confraincendio permanentemente presionadas, con sistemas disponibles de
aspersion, hidrantes y monitores, con revisiones y pruebas frecuentes.

Extintores portatiles.

El personal de operacion, mantenimiento, seguridad y contraincendio debera estar capacitado, adiestrado

y equipado para cuidar, manejar, reparar, v atacar incendios o emergencias, que debera demostrarse a través de
simulacros operacionales (falla eléctrica, falla de aire de instrumentos, falla de agua de enfriamiento,
rotura de ducto de transporte, etc.) y contraincendio.

Peligro de Incendio y Explosion: El gas natural y las mezclas de éste con el aire ascenderan rapidamente a las
capas superiores de la atmoésfera; en ciertas concentraciones son explosivas. En una casa, habitacion, o techumbre
industrial, una fuga de gas natural asciende hacia el techo, y si ésta no tiene salida por la parte mas alta, se quedara
atrapada como se muestra en los dibujos (abajo), parte del gas sale por las ventanas y puertas hacia la
atmosfera exterior, y otra parte se queda "atrapada" en la parte inferior del techo y en el momento en que se
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produzca alguna chispa (al energizar algun extractor, ventilador o el alumbrado) se producird una violenta

explosion.
Debera instalarse una salida en la parte mas elevada
Salida para venteo para desalojar estas mezclas explosivas.
\ /' '\ / e ey ]
d Las eventuales fugas de gas natural,
= 2 N pueden guedar atrapadas en el techo
" I TITTTITTTTTTTTTTTTS “TTTTTTTTTTTTTTTTTTITTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTTIT TSI |
L= .
:,:gsmg”’g Red de suministrc de gas matwal Casa habitacién
= (Polietiieno de alta der ) -

7. PRECAUCIONES PARA MANEJO Y ALMACENAMIENTO

Todo sistema donde se maneje gas natural debe construirse y mantenerse de acuerdo a especificaciones que
aseguren la integridad mecanica y proteccion de dafios fisicos. En caso de fugar en un lugar confinado, el
riesgo de incendio o explosion es muy alto.

Precauciones en el Manejo: Evite respirar altas concentraciones de gas natural. Procure la maxima ventilacion
para mantener las concentraciones de exposicion por debajo de los limites recomendados. Nunca busque
fugas con flama o cerillos. Utilice agua jabonosa o un detector electronico de fugas.

CONTROLES PARA EXPOSICION Y PROTECCION PERSONAL

Controles de Ingenieria: Utilice sistemas de ventilacion natural en areas confinadas, donde existan
posibilidades de que se acumulen mezclas inflamables. Observe las normas eléctricas aplicables para este
tipo de instalaciones (NFPA-70, "Cddigo Eléctrico Nacional").

Equipo de Proteccion Personal: Es obligatorio el uso del uniforme de trabajo durante toda la jornada:

* (asco; para la proteccion de la cabeza contra impactos, penetracion, shock eléctrico y quemaduras.

* Lentes de seguridad; para proteccion frontal, lateral y superior de los ojos.

* Ropa de trabajo: Camisola manga larga y pantalon o coverall de algodén 100 % y guantes de cuero.

* Botas industriales de cuero con casquillo de proteccién y suela anti-derrapante a prueba de aceite y
quimicos.

Evite el contacto de la piel con metano en fase liquida ya que se provocaran quemaduras por
congelamiento.

Proteccion Respiratoria: Utilizar lineas de aire comprimido con mascarilla, o aparatos auto contenidos para
respiracion (SCBA) ya que una mezcla aire + metano es deficiente en oxigeno y asfixiante para respirarlo. La
mezcla puede ser explosiva, requiriéndose aqui, precauciones extremas, ya que al encuentra una fuente de
ignicidn, explotara.
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9. PROPIEDADES FISICAS / QUIMICAS

Formula Molecular Mezha (CHy+CH+CHy)

Peso Molecular 182

Temperatura de Ebullicion @ 1 atmosfera -160.0 °C

Temperatura de Fusion -1820°C

Densidad de los Vapores (Aire = 1) @ 15.5 °C 0.61 (Mas ligero que el aire)
Densidad del Liquido (Agua =1) @ 0°/4 °C 0554

Relacion de Expansion 1 litro de liquido se convierte en 600 litros de gas
Solubilidad en Agua @ 20 °C Ligeramente soluble (de 0.1 @ 1.0%)

Gas mcoloro, mnsipido y con ligero olor a huevos podridos (por la
Apariencia y Color adicion de mercaptanos para detectar su presencia en caso de fugas
de acuerdo a Norma Pemex No 07.3.13

10. ESTABILIDAD Y REACTIVIDAD.

11.

Estabilidad Quimica: Estable en condiciones normales de almacenamiento y manejo. Condiciones a Evitar:
Manténgalo alejado de fuentes de ignicion y calor intenso ya que tiene un gran potencial de
inflamabilidad, asi como de oxidantes fuertes con los cuales reacciona violentamente (pentafloruro de
bromo, trifloruro de cloro, cloro, fluor, heptafloruro de yodo, tetrafloroborato de dioxigenil, oxigeno liquido,
ClO,, NF;, OF,). Productos Peligrosos de Descomposicion: 1Los gases o humos que produce su combustidén
son: biéxido de carbono y mondxido de carbono (gas toxico). Peligros de Polimerizacién: No polimeriza.

INFORMACION ECOLOGICA

El gas natural es un combustible limpio, los gases producto de la combustion, tienen escasos
efectos adversos en la atmdsfera. Sin embargo, las fugas de metano estan consideradas dentro del grupo de
Gases de Efecto Invernadero, causantes del fenémeno de calentamiento global de la atmoésfera (con un
potencial 21 veces mayor que el CO,). El gas natural no contiene ingredientes que destruyen la capa de
ozono. Su combustion es mas eficiente y limpia por lo que se considera un combustible ecoldgico que
responde satisfactoriamente a los requerimientos del INE, SEMARNAP vy la Secretaria de Energia, asi
como a la normatividad que entré en vigor a partir de 1998.

Las instalaciones, equipos, tuberias y accesorios (mangueras, valvulas, conexiones, etc.) utilizados
para el almacenamiento, manejo y transporte de gas natural deben disefiarse, fabricarse y construirse de
acuerdo a las normas aplicables y mantenerse herméticos para evitar fugas.

El suministro de gas natural, para quemarse en las fuentes fijas, se hace a través de ductos
subterrdneos de transporte y distribucién. Se suministra en diferentes rangos de presion (de 4 a 32 kgf/em?) y
temperatura (de 8 a 38 °C) a la industria y a las redes de distribucion comercial y domeéstica.
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