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Resumen

En México las plantas de cogeneracion y ciclos combinados son y serdn de vital importancia
durante la transicidn a energias limpias para dar flexibilidad, seguridad a la red y suplir la
demanda ante las intermitentes energias renovables. La capacidad instalada de ciclos
combinados, en 2021 es de 39% (PRODESEN 2021-2035). Adicionalmente, el bajo precio del
gas natural y la infraestructura que actualmente existe en el pais conlleva a evaluar
alternativas que utilicen gas natural, pero con bajas emisiones de CO;. Dos alternativas son
evaluadas en esta tesis: 1. Captura de CO; en una planta de cogeneracién (electricidad y
vapor) y 2. Generacién con hidrégeno producido en una planta de reformacién de metano con
vapor (SMR por sus siglas en inglés steam methane reforming) con captura de CO; e integrado
a celdas de combustible de alta temperatura (TSOFC) para generar electricidad y vapor.

La produccién de hidrogeno a través de SMR representa costos de bajos de produccion
comparado el generado a través de la electrdlisis, 1.84 USD/kg y 9.05 USD/kg,
respectivamente (Gonzalez-Diaz, 2021). Por otro lado, una celda TSOFC consiste en un sistema
con un anodo y un catodo mediante una reaccion electroquimica se genera potencia y energia
térmica, alcanzado una eficiencia eléctrica de hasta 60%.

La integracidn de celdas TSOFC en el SMR con captura de CO; es la primera aportacidn de esta
tesis. Para evaluar esta alternativa, se desarrolld un modelo para la TSOFC en el software
Aspen plus.

La generacion de electricidad utilizando celdas TSOFC en el SMR con captura de CO; se
compard con una planta de cogeneracion con captura de CO,, ambas de aproximadamente la
misma potencia eléctrica. La comparacion de estos dos sistemas es la segunda aportacién de
esta tesis.

Los resultados muestran que las celdas TSOFC en el SMR con captura de CO; alcanzan una
eficiencia e intensidad de emisiones de CO; de 30.4% y 17.4 kgCO,/MWh, respectivamente,
comparada con la planta de cogeneracién con captura de CO; de 40.4% y 57 kgCO2/MWh.

La ventaja principal de la alternativa propuesta radica en la reduccién de emisiones de CO;.
Aunque la alternativa propuesta presenta menor eficiencia que una planta de cogeneracién
con captura de CO;, es una alternativa que presenta flexibilidad para utilizar hidrégeno verde.



Introduccion

Las emisiones de CO; hacia la atmésfera han causado cambios catastroficos al medio ambiente
y efectos nocivos a la salud humana, tales como: enfermedades respiratorias, cardiacas y de
la piel entre otros. México se ha comprometido en la ley de cambio Climatico, a reducir el 50%
de emisiones de gases de efecto invernadero para el 2050, y en materia de la ley de transicién
energética a garantizar el acceso de todos a una energia asequible, segura, sostenible y
moderna.

La captura, uso y almacenamiento de CO; (CCUS, por sus siglas en inglés) es una alternativa
para reducir las emisiones a niveles cercanas a cero en plantas de generacion eléctrica que
utilizan combustibles fdsiles, como lo indica el IPCC (IPCC, 2014). Una de las tecnologias CCUS
mas avanzadas es la postcombustidon basada en soluciones acuosas de alcanolaminas. La
principal ventaja del acoplamiento de este proceso es que su implementacién no requiere de
grandes modificaciones en las plantas de cogeneracion existentes y permite capturar de 85%
a 99% del CO; emitido, de acuerdo con la IEAGHG? (IEAGHG, 2006). Después de ser capturado
el CO; es comprimido y transportado, generalmente en condiciones supercriticas, para su uso
o disposicion final.

El CO, puede ser utilizado en procesos industriales tales como: fabricacién de urea,
fabricacion de bebidas carbonatadas, refrigerantes, descafeinacion,? produccién de polimeros
y sintesis de metanol. El CO, también puede ser aprovechado para inyeccion en yacimientos
de hidrocarburos para recuperacion mejorada de petréleo (EOR), de no ser aprovechado el
CO; puede ser inyectado en formaciones geoldgicas seguras a miles de metros de
profundidad.

Una de las principales problematicas que se enfrenta en este trabajo es la reduccién en la
eficiencia de la planta generadora de energia por el elevado requerimiento energético en la
regeneracion del disolvente de la planta de captura y la compresion del CO,. Este trabajo
plantea una alternativa a las plantas de generacion eléctrica, esta opcién consiste en la
integracidn un sistema que estd compuesto por un proceso de generacidn de hidrogeno por

L IEAGHG: International Energy Agency Greenhouse Gas R&D program
2(Es el proceso de extraer un porcentaje de cafeina al grano verde de café.)



medio de la reformacion de metano, celdas de combustible de alta temperatura y una planta
de captura de CO..

Este trabajo de tesis estd conformado por 4 capitulos, las conclusiones y anexos
complementarios que facilitan la comprensién del tema estudiado. En el primer capitulo se
hace énfasis en la situacidon actual de las emisiones de gas de efecto invernadero (GEl), los
acuerdos establecidos para disminuir el incremento de la temperatura a nivel global y las
consecuencias e impacto al medio ambiente, ademds se describen las tecnologias para mitigar
el cambio climatico tales como los sistemas de captura de CO», en especifico la captura
postcombustion.

En el segundo capitulo se analiza el panorama de la capacidad energética instalada en el pais,
asi como la demanda esperada en los préximos afos. Las plantas de cogeneracién producen
energia eléctrica y vapor simultdaneamente, lo que resulta en esquemas mucho mas eficientes
que los independientes. De acuerdo con el PRODESEN (2018-2032), se determinaron cuantas
y cudles son las proximas plantas de cogeneracion en iniciar operaciones en el corto-mediano
plazo y cuales son candidatas para implementarles plantas de captura de CO..

En el capitulo tercero se describe el proceso de cogeneracion integrada a una planta de
captura de CO; (PCC) y sus elementos principales que la conforman. La primera parte de este
capitulo describe el modelo desarrollado en Aspen Plus de la planta de cogeneracién sin
captura de CO; (caso base). Los resultados obtenidos en Aspen Plus se compararon con los
obtenidos con Thermoflow y se obtuvieron desviaciones menores al 1% en la potencia y las
eficiencias. En la segunda parte del capitulo se le realizaron las modificaciones requeridas para
incorporar la planta de cogeneracion con la PCC, por ejemplo, la extraccién de vapor del
crossover para regenerar el disolvente acuoso de monoetanolamina (MEA). Finalmente se
vario la presion en el reboiler de 1.75 bar a 1.9 bar en donde a cada presién le correspondid
una relacion CO2/MEA, y se obtuvo que la presidn optima de trabajo en la planta de captura
fue de 1.87 bar y un consumo optimo de energia de 3.87 MJ/kg CO..

En el cuarto capitulo se desarrolla el modelo de una celda de combustible con base en un
reactor de Gibbs y se describe la planta reformadora de metano para producir hidrégeno y
alimentar la celda. Posteriormente se introduce la aportacion novedosa de este proyecto: la
integracién energética de celdas de combustible de alta temperatura a una planta de
hidrogeno con captura de CO,. Los resultados de la integracién del sistema presentaron una
eficiencia de 30.4% y una potencia de 49.4MW con una menor intensidad de carbono que la
central de cogeneracion con captura de CO;.



Hipotesis

Mediante la integracion de celdas de combustible de alta temperatura a una planta de
generacion de hidrégeno con reformacién de metano con vapor (SMR) y con captura de CO,,
es posible generar electricidad y energia eficiente mayores a los de un sistema de
cogeneracion convencional con captura de CO,. Las celdas de combustible utilizan Hy, por lo
gue es un sistema flexible a las tecnologias de produccidn de Hz: SMR con captura de CO..

Objetivo

El objetivo general de este trabajo es comparar el desempefio de celdas de combustible de
alta temperatura integradas a una planta de reformacién de metano mediante vapor (SMR)
para produccion de hidrogeno contra una planta de cogeneracion convencional, ambas con
captura de CO; postcombustion.

Objetivos especificos

®  Simular la planta de cogeneracion convencional con captura de CO; (Alternativa 1).
®  Simular la celda de combustible de alta temperatura.

®  Integrar las celdas de combustible con la planta de generacién de hidrégeno con
captura de CO; (Alternativa 2).

B Comparar los casos de estudio de la alternativa 1y la alternativa 2.

B Analizar las ventajas y desventajas de la alternativa 2.
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Nomenclatura

AC Corriente alterna

AFC Celda de combustible alcalina

CCGN Ciclo combinado de gas natural

ccus Captura, uso y almacenamiento de CO>
cCs Didxido de carbono

CD Corriente directa

CFE Comision Federal de Electricidad

CHP Eficiencia de un ciclo de cogeneracion

CI Intensidad de carbono

CRE Comision Reguladora de Energia

DMFC Celda de combustible de metanol directo
EOR Recuperacién mejorada de petréleo
GEI Gases de efecto invernadero

HRSG Recuperador de calor residual

IEA Agencia Internacional de energia

MCFC Celda de combustible de carbonato fundido
MEA Monoetanolamina

PAFC Celda de combustible de acido fosfdrico
PEM Celda de combustible de membrana de intercambio de protones
PCC Captura de carbono de postcombustion
PSA Adsorcidn por oscilacion de presion

1 ——
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Nomenclatura

SMR

SOFC

TSOFC

WGSR

WSR

Reformacién de metano con vapor

Celda de combustible de 6xido sélido

Celda de combustible de 6xido sdlido tubular
Reaccidn de desplazamiento gas-agua

Reaccidn de desplazamiento del agua
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Capitulo 1
Cambio climatico y alternativas para mitigarlo

En este capitulo se hace énfasis en la situacién actual de las emisiones de gas de efecto
invernadero, posteriormente se indican los acuerdos establecidos para disminuir el
incremento de la temperatura a nivel global y los compromisos que internacionalmente ha
contraido el gobierno federal en materia de contaminacién y emisiones. También se menciona
la importancia del gas natural como una fuente energética importante y se habla de las nuevas
tecnologias para mitigar el cambio climatico tales como los sistemas de captura de CO;, en
especifico la captura postcombustion.

1.1 Origen del cambio climatico: emisiones de CO;

El Panel Intergubernamental sobre Cambio Climatico (IPCC, por sus siglas en inglés) sefialé
que el calentamiento de la tierra es claro, el impacto de los seres humanos en el sistema
climdtico es evidente y las emisiones de gases de efecto invernadero son las mas altas de la
historia. Ademas, el IPCC sefiala que muchos de los cambios observados en las Ultimas décadas
no tienen precedentes. La atmdsfera y los océanos se estdn calentando, la nieve y el hielo se
reducen y el nivel del mar estd aumentando. Basado en el aumento de la concentracién de
gases de efecto invernadero en la atmdsfera, el forzamiento radiactivo positivo y el
calentamiento observado, la influencia humana en el cambio climatico es decisiva (IPCC,
2013). Las causas del cambio climatico se pueden dividir en aquellas relacionadas con los
procesos naturales (variaciones solares, orbitales, actividad volcdnica y corrientes marinas) y
las causas vinculadas con la actividad humana.

Se ha estimado que las emisiones mundiales de gases de efecto invernadero (GEI) continuaran
aumentando en un 28% entre 2000 y 2030 si no se toman medidas (Gonzalez-Diaz 2016). Las
emisiones de CO; hacia la atmosfera estan asociadas a efectos medio ambientales y de salud
humana, tales como: enfermedades respiratorias, de la piel y efecto invernadero entre otros.

En el reciente acuerdo de Paris sobre el cambio climatico, se establecié un nuevo objetivo para
limitar los aumentos de temperaturaa 2 ° C (Energy and Change 2015). Las emisiones pasadas,
gue suman alrededor de 2 billones de toneladas de CO,, causaron un aumento de temperatura
de 1 ° C (Hone, 2016). Para limitar el aumento de la temperatura a 2 °C en relacién con los
niveles preindustriales, las emisiones globales de CO; deben reducirse.
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1.1 ORIGEN DEL CAMBIO CLIMATICO: EMISIONES DE CO;

El IPCC estima que para lograr esta meta, se tendrian que invertir un 0.06% del PIB mundial,
mientras que el costo sin medidas de mitigacion se calcula entre un 1.6 y 3.0% (IPCC 2014). En
la Figura 1.1 se puede observar la evolucion de las emisiones globales de gas de efecto
invernadero por tipo de gas y fuente en el periodo 1990-2020. Como puede apreciarse el
sector energético es la actividad antropogénica con mayor contribucion de emisiones de CO;
a nivel global, seguido por el cambio de uso de suelo. De acuerdo con la actualizacion del
INEGYCEI® para 2017 el gas mas relevante que se emitié en nuestro pais es el didxido de
carbono (CO3) con 72%, seguido del metano (CH4) con 20.3%, éxido nitroso (N20) con 5.9% y
gases fluorados con 1.8% (ver Figura 1.2).

En el caso de México los sectores que presentaron mayor GEl durante el 2017 fueron el sector
de la industria de la energia (25.9%) y el de transportes (24.5%), ambos sectores tuvieron una
contribucién considerable en sus disposiciones finales en la industria del cemento, hierro,
acero y quimica. La generacion de energia es la actividad humana con mayor aportacion en la
emisién de CO; en nuestro pais, esto es debido a que alrededor del 80% de la electricidad
producida proviene de fuentes fésiles que a su vez son aprovechadas en centrales de ciclo
combinado de gas natural (INECC 2018).

gigatonnes CO, eq
60

Land Use, Land-Use Change
and Forestry (LULUCF)

Forest and peat fires
(N,O and CHY)

Land-use change emissions
(€o,)

----- Total emissions, excluding LULUCF

F-gases - Total

N,O - Energy indirect/waste
[ N,0 - Industrial processes
Bl N,0- Agriculture

fCH‘1 -Waste and other

CH4-Agricu|ture
|| CH, - Energy

CQ, - Other (non-energy)

pbl.nl

1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 [ (O, - International transport
P CO,-Energy

Figura 1.1: Emisiones globales de gas de efecto invernadero por tipo de gas y fuente (Peters
2020).

3 (Inventario Nacional de Emisiones de Gases y Compuestos de Efecto Invernadero )
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Figura 1.2: Diagrama de emisiones GEl para México (INECC 2018).

1.2 Impacto del cambio climatico.

Con respecto al impacto que generan las emisiones de GEIl se tiene que si no se aplican las
estrategias para mitigar estas emisiones en el 2100 los ecosistemas se veran expuestos a
niveles de CO; mas elevados que en los pasados 650 000 afios, y a temperaturas mas altas que
la de los ultimos 740 000 ano. Esto producira perturbaciones que alteraran la estructura de
los ecosistemas, reducira su biodiversidad y alterard su funcionamiento (Parry et al., 2007).
Los cambios en el sistema climatico que se han venido observando desde mediados del siglo
XIX y que prevalecen en aumento hasta nuestros dias son: Calentamiento de la atmdsfera y
los océanos, disminucion en la cantidad y extension de las masas de hielo y nieve, aumento
en el nivel del mar y aumento en las concentraciones de los GEI.

1.2.1 Calentamiento en la atmodsfera y los océanos:

Cada uno de los tres ultimos decenios ha sido sucesivamente mas calido en la superficie de la
tierra que cualquier otro decenio anterior desde 1850. El periodo comprendido entre 1983 y
2012 ha sido el periodo de 30 afos mas calido de los ultimos 800 afios en el hemisferio norte,
ademas la superficie ocednica y terrestre han tenido un calentamiento que va de los 0.65 a
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1.06 °C lo que ha provocado que el planeta experimente un aumento general en su
temperatura (IPCC 2014), ver Figura 1.3.

 m— I I I T T e
—06-04-02 0 0204 06 08 1,0 125 15 1,75 2,5
(°0)
Figura 1.3: Cambios observados en la temperatura de la superficie del planeta en el periodo
1901-2012 (IPCC 2014).

El calentamiento del océano es el factor predominante en el incremento de la energia
almacenada en el sistema climatico y representé mas del 90% de la energia acumulada entre
1971y 2010, durante este periodo se calentd la capa superior del océano (desde la superficie
hasta los 700 m), el calentamiento del océano fue mayor cerca de la superficie (los 75 m
superiores), en promedio se ha calentado 0.11 °C por década. También se observd que el
calentamiento decrecia con la profundidad y se extendid hasta los 2000 m.
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Figura 1.4: Contenido calorifico del océano superficial (0 a 700 m) en ZJ (1 ZJ = 1021 Joules),
(Levitus, Antonov et al., 2012) y (Ishii and Kimoto, 2009).
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1.2 IMPACTO DEL CAMBIO CLIMATICO

Desde el comienzo de la era industrial, la incorporacién de CO; ha dado lugar a su acidificacién;
el pH del agua del océano superficial ha disminuido un 0.1, lo que corresponde con un
aumento del 26% de la acidez (concentracidn de iones de hidrégeno).

1.2.2 Disminucion de las masas de hielo y nieve:

En el periodo comprendido entre 1992 y 2011, los mantos de hielo de Groenlandia y la
Antdrtida perdieron masa, esta pérdida se produjo a un ritmo mds acelerado entre 2002 y
2011. Los glaciares han continuado menguando en casi todo el mundo. El manto de nieve en
primavera en el hemisferio norte ha seguido reduciéndose en extensidn, las temperaturas del
“permafrost” han aumentado. La superficie media anual del hielo marino del Artico disminuyé
durante el periodo 1979-2012 en un rango del 3.5% al 4.1% por decenio, mientras que la
extension del hielo marino de la Antdrtida aumentd en un rango del 1.2% al 1.8% por decenio
durante el mismo periodo (IPCC 2014). La combinacién de la pérdida de masa de los glaciares
y la expansion térmica del océano provocada por el calentamiento dan razén de
aproximadamente el 75% de la elevacién del nivel del mar. Durante el periodo 1993-2010 la
elevacidn del nivel del mar coincidié con la suma de las contribuciones observadas de la
expansiéon térmica del océano y de los cambios en los glaciares, en el manto de hielo de
Groenlandia, en el manto de hielo de la Antartida y en el almacenamiento terrestre de agua.
También el nivel global medio del mar aumento 1.7 mm/afio en el periodo 1901-2010 y los
datos recogidos con maredgrafos y altimetros satelitales coinciden en que el periodo entre
1993 y 2010 la tasa fue mas alta (3.2 mm/afio) (IPCC, 2014).

0,05t |

Or WAy, / ]
E-0,05F 4 M,."—"' |
—0,1} V/ h ]
0,15} {H * ]

" 1850 1900 ~ 1950 2000
Ano

Figura 1.5: Promedio anual y global del cambio del nivel del mar durante el periodo 1901-
2010 (IPCC, 2014).
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1.2 IMPACTO DEL CAMBIO CLIMATICO

Ademas de los cambios de temperatura, el calentamiento de los océanos y la disminucién de
los cuerpos de nieve también se han visto afectados los fendmenos meteorolégicos y el clima,
por ejemplo, las precipitaciones en Europa y América del Norte aumentaron durante el
periodo 1951-2010.

[ | I I I I I I  — |
-100-50 -25-10 -5-25 0 25 5 10 25 50 100
(mm/afio por decenio)

Figura 1.6: Cambios observados en precipitacién anual sobre el planeta en el periodo 1951-
2010(IPCC 2014).

1.2.3 Aumento en las emisiones de GEI:

Las emisiones antropogénicas de gases de efecto invernadero aumentaron desde la era
preindustrial, en gran medida como resultado del crecimiento econémico y demogréfico. De
2000 a 2010 las emisiones registraron un maximo histérico. Las emisiones histdricas han
hecho que las concentraciones atmosféricas de didxido de carbono, metano y éxido nitroso
alcanzaran niveles nunca observados en los ultimos 800 000 afios.

El CO; sigue siendo el principal gas de efecto invernadero antropdgeno y representd en 2010
el 76% de las emisiones antropdgenas totales de gases de efecto invernadero. De la cifra total,
el 16% procedia del metano (CHa,), el 6,2% del 6xido nitroso (N2, 02), y el 2,0% de gases
fluorados (IPCC 2014). Anualmente, desde 1970, alrededor del 25% de las emisiones
antropdgenas de gases de efecto invernadero han sido en forma de gases distintos del CO,.

Alrededor de la mitad de las emisiones de CO, antropogénicas acumuladas entre 1750y 2011

se han producido en los uUltimos 40 afios. Estas emisiones antropogénicas provienen de la
combustién de combustibles fésiles, producciéon de cemento, quema en antorcha, silvicultura
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1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

y otros usos del suelo (FOLU#), el 40% de estas emisiones permanecen en la atmosfera desde
1750, y el resto de las emisiones fue removido de la atmosfera por sumideros y almacenado
en reservorios naturales del ciclo del carbono (ver Figura 1.7) (IPCC 2014).

fossil fuel and cement from energy statistics

land use change from data and models
residual land sink

measured atmospheric growth rate
ocean sink from data and models

emissions

partitioning

Annual anthropogenic CO, emissions
and partitioning (PgC yr ')
o

10 =

1750 1800 1850 1900 1950 2000

Figura 1.7: Emisiones anuales antropogénicas de CO; y su reparto en PgC/afio (1 PgC = 1015
gramos de carbono) (IPCC, 2014).

1.3 Tecnologias de captura de CO;

La captura, uso y almacenamiento de carbono (CCUS, por sus siglas en inglés) es un proceso
que captura el CO; de las emisiones de fuentes fijas (centrales eléctricas, refinerias,
siderurgicas, cementeras, etc.) y una vez capturado el CO,, éste es comprimido y enviado por
tuberias al subsuelo para ser almacenado, inclusive el CO, puede ser empleado para la
recuperacién mejorada de petréleo (EOR, por sus siglas en ingles). La tecnologia EOR consiste
en inyectar el CO; en pozos de petréleo para reducir su viscosidad, y aumentar el flujo de
petrdleo.

4 FOLU por sus siglas en inglés Food and Land Use, es una iniciativa global que trabaja por una nueva economia
de la alimentacidn y uso del suelo que impulse el crecimiento econédmico y el desarrollo sostenible.
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1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

Las primeras plantas de captura de CO; se construyeron a principios de la década de los 70s
del siglo pasado en los Estados Unidos. La Tabla 1.1 muestra los principales proyectos con
CCUS a gran escala que operan en los Estados Unidos. De estos proyectos, seis fueron
impulsados exclusivamente por factores de mercado, incluida la disponibilidad de un
suministro de CO; de bajo costo y la demanda de CO; de la industria EOR. Para estos seis
proyectos se produjo una corriente de CO; de alta concentracion como parte de la produccion
de fertilizantes o el procesamiento de gas natural. En consecuencia, solo se requirieron
instalaciones de deshidratacidon, compresidn y tuberias para entregar CO; a los sitios de EOR,
lo que redujo en gran medida los costos de capital y operativos. Los cuatro proyectos
restantes implicaron una captura de CO; mas compleja y costosa. Como resultado, los cuatro
proyectos requirieron un apoyo financiero significativo a través de politicas gubernamentales.
Ademas de los proyectos enumerados en esta seccion, también hay numerosos proyectos
piloto y de demostracién que estan siendo aplicados en los Estados Unidos.

Tabla 1.1: Principales proyectos con CCUS a gran escala que operan en los Estados Unidos
(Council, 2019).

Plant Name Start | State Operator Capacity CO; Pipeline CO. |Govt.
Up (million Source |Connection| Sink |Fund
Year tonnes/yr) (miles)
. Occidental Natural Gas
1.Terrell Gas Processing| 1972 | TX Petroleum 0.5 Processing 220 EOCR
. - Koch Nitrogen Fertilizer
2.Enid Fertilizer 1982 | OK Company 0.7 Production 120 EOR
. Natural Gas
3.Shute Creek Gas Plant| 1986 | WY ExxonMobil 7.0 Processing 142 ECR
. Dakota Coal ’
4.Great Plains Synfuels | 2000 | ND Gasification 3.0 Gasification 205 EOR |$1.6B2
Occidental Natural Gas
5.Century Plant 2010 | TX Petroleum 8.4 Processing 100 EOR
. . Hydrogen
6.Air Products SMR 2013 LA | Air Products 1.0 Production 13 EOR [§235M
. . . Coffeyville Fertilizer
7.Coffeyville Gasification| 2013 KS Resources 1.0 Production 68 EOR
. - Natural Gas
8.Lost Cabin Gas Plant | 2013 | WY |ConocoPhillips 0.9 Processing 232 EOR
9.lllinois Industrial CCS | 2017 |  IL ADM 1.0 Ethanol 2 Saline [$141M
Production
Power
10. Petra Nova 2017 ™ NRG 1.4 Generation 80 ECR [$190M
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1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

Se han disefado y utilizado varias estrategias para capturar didxido de carbono de mezclas
gaseosas en la industria. El tipo de tecnologia esta determinado por la pureza y el estado del
gas en relacion con las condiciones ambientales que rodean el CO; (Yafnez, Ramirez et al.,
2020).

Las tecnologias utilizadas para CCS se agrupan como sistemas de precombustion y
postcombustion. Estas tecnologias se nombran segin el momento en que se elimina el
carbono que es anterior o posterior a la combustion de combustibles fésiles (Yafiez, Ramirez
et al. 2020). Existe otra tecnologia de CCS conocida como la oxicombustién que aun se
encuentra en etapas de desarrollo y requiere algin tiempo antes de que sea comercialmente
aceptable.

1.3.1 Captura de CO,empleando la tecnologia de oxicombustion

La oxicombustidn es similar a la combustion tradicional de carbén o gas natural, excepto que
el combustible se quema en presencia de una corriente de O; de alta pureza en lugar de aire
(Adams I, 2014), como productos se obtienen CO,, vapor de agua y exceso de oxigeno para
completar la combustion. La captura de CO; con oxicombustidn incorpora tres principales
componentes: una unidad de separacion de aire que suministre el oxigeno para la combustién,
en donde la corriente de oxigeno se obtiene de la separacion criogénica del aire (Zheng, 2011);
una cdmara de combustion en donde el calor producido durante la combustion se utiliza para
generar vapor en una planta de energia; y una unidad de captura y compresion de CO,.

El objetivo principal de la oxicombustion es producir una corriente gaseosa con una alta
concentracion de CO,, la cual puede ser separada de los demds gases por medio de unidades
condensadoras, y posteriormente ser almacenada. Las principales desventajas de la
oxicombustidén son el elevado requerimiento energético para producir O; de alta purezay las
elevadas temperaturas producidas por la combustiéon en un ambiente de oxigeno puro, la
oxicombustion puede alcanzar una temperatura de 2500°C comparada con la temperatura de
operacion de 1700 °C en la cdmara de combustidon (Breeze, 2015). Actualmente no hay
materiales para las calderas y quemadores que soporten temperaturas tan altas, como
resultado los gases de escape deben recircularse en grandes cantidades para mantener la
temperatura de flama en niveles razonables. La Figura 1.8 muestra un esquema con la
tecnologia de captura de CO; empelando la oxicombustion.
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CO; para
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Aire 0,

C02+H20 H20

Combustible

Figura 1.8: Tecnologia de captura de CO, con oxicombustidon

1.3.2 Precombustion

La captura de CO; precombustién implica la conversién de un combustible fésil en un gas
sintético compuesto por Hz, CO y CO,, la gasificacién del combustible fésil se produce en un
gasificador por medio de dos reacciones, la corriente que sale del gasificador tiene una
temperatura de 400 °C y una presién de 65.5 bares. Como producto de la primera reaccion se
obtiene una mezcla gaseosa de hidrogeno y mondxido de carbono, esta reaccién puede
obtenerse mediante el reformado con vapor o adicionando oxigeno al combustible. En la
segunda reaccidn se adiciona vapor de agua al mondxido de carbono para obtener didxido de
carbono e hidrogeno como productos, esta reacciéon es conocida como reaccidon de
desplazamiento gas-agua (WGSR por sus siglas en inglés). Como paso final el CO; es separado
del H; en una planta de captura y la corriente rica en H; se utiliza como combustible para
generar energia eléctrica. La Figura 1.9 muestra un esquema con la tecnologia de captura de
CO; precombustion.
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Figura 1.9: Tecnologia de captura de CO, precombustién

1.3.3 Captura postcombustion

La captura de carbono posterior a la combustién (PCC) consiste en capturar el CO, de los
humos generados en el proceso de la combustién de los combustibles fosiles (combustion a
la salida de la chimenea de plantas de generacion eléctrica, plantas cementeras, etc.) y
biomasa.

Los gases de escape son enviados a una planta de captura en donde el CO; es separado de
esta corriente, asi los gases libres de CO; son venteados a la atmosfera y la corriente de CO;
es comprimida y almacenada. La Figura 1.10 muestra un esquema con la tecnologia de captura
de CO; postcombustion.

CO; para
Electricidad almacenamiento
Combustible Gas de Gas exhausto
Planta d i i 5
:5“ combustion Planta de captura hacia la atmdsfera
Aire generac de €O,
eléctrica

Figura 1.10: Tecnologia de captura de CO, postcombustidn.

26

Gas exhausto
hacia la atmésfera



1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

Para la tecnologia de postcombustidn la absorcion del CO; de los gases de escape se produce
por medio de una solucion acuosa de monoetanolamina (MEA), este proceso fue heredado de
la tecnologia de endulzamiento de gas natural con disolventes base alcanolaminas. En la
tecnologia postcombustiéon la corriente de gases de escape y la corriente de alcanolamina
acuosa reaccionan en una columna absorbedora, en la parte superior de la columna salen los
gases libres de CO; para ser venteados a la atmosfera y por la parte inferior de la columna sale
una corriente de amina rica (ver Figura 1.11). Para minimizar los costos operativos y reducir la
contaminacién ambiental, la corriente de disolvente se regenera. La corriente de amina rica
se bombea a una columna de destilacion donde se lleva a cabo la desorcion del CO; y el
disolvente, la corriente de amina pobre se enfria y presuriza para realimentar la columna de
absorcion, finalmente el CO; capturado se comprime y se transporta para su almacenamiento.
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Figura 1.11: Esquema de la absorcion de CO; con disolventes base alcanolaminas.
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1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

1.3.4 Otras tecnologias

Las tecnologias de captura se pueden clasificar de acuerdo con su mecanismo de separacién
en: Adsorcidn, absorcion, permeacién con membranas, adsorbentes sélidos.

e Adsorcion

La adsorcidn es la adhesidon de &tomos, iones o moléculas de un gas a la superficie de un sdlido.
Existen dos tipos de adsorcién (fisica y quimica), en la adsorcién fisica la adhesién al
adsorbente se produce sin reaccidn quimica, mientras que en la adsorcién quimica la adhesién
al adsorbente se produce con reaccion quimica.

Para la captura de CO; a través del proceso de adsorcion se hacen pasar los gases de escape a
través de un lecho de material adsorbente (carbones activados o tamices moleculares),
quedando retenido el CO, mediante fuerzas superficiales. La desorcidn del CO, se realiza por
oscilacion de presion o de temperatura (PSA o TSA).

Entre las desventajas que tiene la adsorcidon estdn la necesidad de enfriar y eliminar la
humedad del gas a tratar, ademads de que a elevadas concentraciones de CO, se requiere un
elevado consumo de energia en la regeneracion.

e Absorcion liquida

Las tecnologias de captura de CO; basadas en absorbentes liquidos son lideres tanto en la
postcombustion como en la precombustion, aunque las presiones parciales de CO; difieren
significativamente en estas dos aplicaciones. A presiones parciales bajas, como con los gases
de combustion se prefiere la absorcidn quimica, mientras que se prefiere la absorcion fisica a
presiones elevadas (Feron and Puxty, 2011).

La absorcién quimica consiste en poner en contacto los gases de escape previamente
enfriados (40°C a 60°C) con un disolvente orgdnico en una columna de absorcidn en un rango
de presiones de 1 a 65 bares, el disolvente puede ser regenerado en una columna de desorcion
en un rango de temperaturas de 100 a 140 °C por medio de vapor.

1 ——
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1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

Los procesos basados en la absorcidn quimica son los que tienen mayor madurez tecnoldgica
para la captura de CO; poscombustiéon (PCC), ya que se han utilizado ampliamente en la
industria del procesamiento de gas natural. Los disolventes pueden ser organicos,
tipicamente aminas acuosas® (MEA, DEA, MDEA, DGA), pero también pueden ser solventes
inorganicos® (K2COs, Na2COs, NHs), y procesos mejorados con enzimas. Las eficiencias de
captura de CO; estan generalmente en el rango de 85-90% (IEAGHG, 2006).

Las tecnologias de PCC basadas en absorcidon quimica se han probado en una variedad de
instalaciones de carbdn y gas natural Global, C. C. S. (2014) se han ampliado a una escala de
megatoneladas por afio, como lo demuestra la planta Boundary Dam en Saskatchewan,
Canada vy el proyecto PetraNova en Texas, Estados Unidos.

La absorcidn fisica consiste en poner en contacto los gases de escape con un disolvente a baja
temperatura y alta presién para disolver el CO;, el disolvente puede ser regenerado
reduciendo la presién o aumentando la temperatura.

La captura de CO; basada en la absorcién fisica de corrientes de gas a alta presion ya se
practica ampliamente en la industria. Los procesos de absorcion fisica disponibles
comercialmente incluyen Selexol y Rectisol. Dichos procesos pueden capturar hasta el 95%
del CO, de una corriente de gas de alimentacién. Sin embargo, como resultado de la
conversion incompleta de CO en CO; en los reactores de gasificacidn, la eficiencia general de
captura de CO; de la planta tiende a estar en el rango de 85-90% (IEA GHG, 2006).

e Membranas

Una membrana es una barrera delgada que permite el paso selectivo de diferentes especies
(Abanades, Arias et al., 2015). El material de la membrana puede ser organico (polimérico,
carbono) o inorgdnico (ceramica, metal). Este material suele ser muy delgado y requiere un
material de soporte (poroso) para darle resistencia estructural. Normalmente, la diferencia
de presion parcial de una especie en diferentes lados de la membrana proporciona la fuerza
impulsora para la separacion.

> Menoetanolamina, dietanolamina, metildietanolamina, diglicolamina.
6 Carbonato de potasio, carbonato de calcio, amoniaco.
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1.3 TECNOLOGIAS DE CAPTURA DE CO;

Debido a la baja presién parcial de CO; en las corrientes de gases de combustidn, la separacion
de CO; a través de membranas es un desafio en esta aplicacién. No obstante, se han
desarrollado sistemas de membranas para la captura de CO; de las corrientes de gas de
combustién en donde se utiliza un compresor o una bomba de vacio para proporcionar la
fuerza impulsora para la separacién.

El aire de combustidn entrante se puede utilizar como gas de barrido, aumentando la
concentracién de CO; en el gas de combustion (Merkel, Lin et al. 2010). Este concepto ha sido
pionero en Membrane Technology Research y es capaz de proporcionar un 90% de captura de
CO; con un producto de 95% de pureza de COs.

Entre las principales desventajas que tiene el uso de membranas esta que se necesita una
elevada concentracién de gas para separar los componentes, se requieren limpiar los gases
que estén en contacto con la membrana para evitar que se degrade y también se necesita de
un consumo energético para crear una diferencia de presidon en ambos lados de la membrana.

e Adsorbentes solidos

La captura de emisiones de gas con sorbentes sdélidos implica la adsorcidn preferencial de un
componente de gas (en este caso, CO3) de una corriente de alimentaciéon mixta (por ejemplo,
gas de combustién, reformado de metano con vapor y reaccion de desplazamiento de agua-
gas) a una determinada presion y temperatura de funcionamiento, seguida de regeneracion.

Se han descrito varios adsorbentes en la literatura con sus capacidades de captura y
regeneraciéon en una configuracién ciclica. Los adsorbentes a base de carbono y zeolita
generalmente se consideran superiores a los adsorbentes de éxidos metalicos e hidrotalcita
para aplicaciones de captura de CO; a temperatura moderada (PCC), pero para aplicaciones
de alta temperatura, como reformado con vapor de metano, se prefieren estos ultimos tipos
de adsorbentes en comparacién con el carbono y las zeolitas (Ebner, Ritter et al., 2009).
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Capitulo 2
Panorama de la generacion eléctrica en México

En este capitulo se analiza el panorama de la capacidad energética instalada en el pais, asi
como la demanda esperada en los préximos afios. Se hace énfasis en el incremento del
numero de plantas de cogeneracidn y los posibles proyectos para aplicar la tecnologia de
almacenamiento y captura de CO,.

2.1 El sector eléctrico en México

En 2017, la capacidad instalada registrada en la SENER fue de 75,685 MW, 70.5% corresponde
a centrales eléctricas convencionales y 29.5% a centrales eléctricas con tecnologias limpias. La
capacidad instalada se incrementd 3% respecto a la capacidad registrada al cierre de 2016 (ver
Figura 2.1).

2017

2016

H Convencional = Limpia

Figura 2.1: Capacidad instalada de generacién de energia eléctrica (SENER, 2018) .
-
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2.1 EL SECTOR ELECTRICO EN MEXICO

Se espera que para el periodo 2018-2032 se requeriran 66,912 MW de capacidad adicional
para satisfacer la demanda de energia eléctrica. La capacidad adicional para la generacién
eléctrica se integrara en 45% por tecnologias convencionales y 55% por tecnologias limpias.
En el grupo de las tecnologias convencionales, predominan los proyectos de ciclo combinado
con 28,105 MW de capacidad nominal (ver Figura 2.2).

TC CIL TG,
Carboeléctrica
1/
3% Edlica
22%
Solar
Fotovoltaicay
Termosolar
17% Cogeneracion

: Eficiente
‘ 4%

Jucleoeléctrica

Ciclo
combinado
42%

Bioenergia
2%

Figura 2.2: Capacidad instalada por tipo de tecnologia 2018-2032 (SENER 2018).

De acuerdo con el escenario de planeacién de PRODESEN, la generacién de energia eléctrica
crecerd a una tasa media anual de 3.1% durante el periodo 2018-2032. En el rubro de las
tecnologias convencionales la energia proveniente de termoeléctricas y turbo gas decrecera
de forma constante a una tasa media anual de 8% y 11%, respectivamente, lo cual se explica
por los retiros programados a lo largo del periodo de planeacién. Asimismo, se estima un
incremento en la energia generada por las carboeléctricas (periodo 2019-2029) debido a la
entrada en la operacién de capacidad; sin embargo, se proyecta una reduccién en los ultimos
afos por los retiros de las unidades carboeléctricas programadas en 2029.
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2.1 EL SECTOR ELECTRICO EN MEXICO

Por otro lado, las tecnologias limpias incrementaran su generacion a una tasa promedio de
6.4% anual, la energia proveniente de las plantas fotovoltaicas y edlicas representan la
trayectoria de mayor crecimiento en el periodo de estudio, con tasas medias anuales de 22%
y 11%, respectivamente. En cambio, se estima un crecimiento moderado en la generacién
hidroeléctrica, en promedio de 2% anual, debido a la menor participacién en la composicidon
de la generacidn durante el periodo de estudio (ver Figura 2.3).

La capacidad instalada de generacidn de electricidad a disposicidn de los Sistemas Eléctricos
de Potencia se divide en diez tipos de tecnologias, incluyendo las tecnologias convencionales.
A continuacidn, se enlistan las tecnologias consideradas como convencionales, asi como los
valores de generacidn por tecnologia para los afios 2016 y 2017.

(Terawatt-hora)

600
®E Ciclo combinado BTC CLTG
B Carboeléctrica y Lecho fluidzado W Edlica
B Hidroeléctrica 8 Nucleoeléctrica
B Cogeneracian efidente B Geotémica
500 M Biocenergia Solar y Termosolar
400
300

200

100

2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032

Figura 2.3: Evolucion de la composicion relacionada con la generacidon de energia eléctrica
(SENER 2018)
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2.1 EL SECTOR ELECTRICO EN MEXICO

Tabla 2.1: Generacién de energia eléctrica a partir de tecnologias convencionales 2018-2032
(SENER, 2018).

Generacion Generacion
Tecnologia 2016 2017
(GW/h) (GW/h)
Ciclo combinado 160,378 165,245
Termoeléctrica convencional 40,343 42,780
Carboeléctrica 34,208 30,557
Turbo gas 12,600 12,849
Combustién interna 3,140 4,006
Lecho fluidizado 3,826 4,329
Total 254,495 259,766

En la siguiente Tabla 2.2 se enlistan las tecnologias consideradas como limpias, asi como los
valores de generacidn por tecnologia para los afos 2016 y 2017.

Tabla 2.2: Generacién de energia eléctrica a partir de tecnologias limpias 2018-2032
SENER (2018).

Generacion Generacion
2016 2017
Tecnologia (GW/h) (GW/h)
Renovable 49,244 51,578
Hidroeléctrica 30,909 31,848
Edlica 10,463 10,620
Geotérmica 6,148 6,041
Solar 160 344
Bioenergia 1,471 1,884
Generacion Distribuida 56 760
FIRCO 36 82
Otras 15,624 17,818
Nucleoeléctrica 10,567 10,883
Cogeneracion eficiente 5,053 6,932
Total 64,863 69,394
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2.2 TRANSICION ENERGETICA Y PLANTAS DE COGENERACION

2.2 Transicion energética y plantas de cogeneracion

El gas natural ha jugado un rol importante en la transicion energética por ser la energia fosil
mas limpia, esto se encuentra reflejado en la intensidad de carbono (Cl) de diversas fuentes
de energia, el promedio de Cl para el gas natural es de 930 kg CO,/ MWh, para el carbéon es
1689 kg CO2/ MWh, y para el combustdleo es de 1170 kg CO2/ MWh IPCC (2011). Ademas de
ser mas eficiente y econémicamente redituable el gas natural es uno de los combustibles que
mantiene un crecimiento significativo en los préximos quince afios dentro de la matriz
energética nacional SENER (2018).

A nivel global, una quinta parte de la generacién de electricidad depende del gas natural.
Estados Unidos de América es el mayor productor de electricidad a partir de dicho
combustible, seguido por Rusia y Japén PRODESEN (2018). México se ubica dentro de los
primeros diez paises con la mayor capacidad de generacién de electricidad a partir de gas

natural PRODESEN (2018). En México predomina la generacidn eléctrica a partir de ciclos
combinados, actualmente existen 83 centrales eléctricas en todo el territorio nacional. Al
cierre de 2017, la participacién del gas natural en la matriz energética del consumo eléctrico
fue de 67.8%, seguido del combustdleo, carbdn, coque de petréleo y diésel, ver fig. 2.4.

Coque de
petréleo

Diésel

Gas natural
67.8%

Figura 2.4: Demanda de combustibles fésiles en el sector eléctrico, 2017 (SENER, 2018).
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2.2 TRANSICION ENERGETICA Y PLANTAS DE COGENERACION

Para el cumplimiento de los objetivos marcados por la Ley General de Cambio Climatico,
México se compromete a reducir en un 22% las emisiones de gases de efecto invernadero
para el 2030 sobre la linea base del 2013, esto significa una reducciéon aproximada de 210
Megatoneladas de GEIl al afio 2030 (Camara de Diputados 2018), por lo cual es necesaria la
implementacion de la tecnologia de captura, uso y almacenamiento de carbono (CCUS, por
sus siglas en inglés) en plantas de generacién eléctrica de ciclo combinado y cogeneracion. De
acuerdo con el PRODESEN 2018-2032, los ciclos combinados son los que representan y
representaran la mayor participacion en el mercado eléctrico mexicano.

Aunque las plantas de energia CCGN tienen una intensidad de carbono relativamente baja, la
alta participacion de CCGN en México hace que emitan grandes cantidades de CO; vy
requeriran tecnologias de captura de CO; para mitigar las emisiones de GEI. Al mismo tiempo,
los sitios de produccién petroleros ubicados en el Golfo de México, que se estan agotando o
son menos productivos a través de la extraccion tradicional podrian extender su vida
productiva mediante la inyeccion de CO, para mejorar la recuperacién de petréleo (EOR)
Gonzalez- Diaz (2016).

De acuerdo con el PRODESEN (2018) las 30 centrales en operacion acreditadas por la CRE
(Comision Reguladora de Energia) como cogeneracion eficiente representaron el 1.7% de la
capacidad instalada (1,251 MW) y generaron el 2.1% de la electricidad en 2017 (6,932 GWh).
La mayor capacidad disponible se encuentra en Veracruz y Tabasco, con 767 MW (ver fig. 2.5.)
y representa el 70.8% de la generacion de electricidad mediante esta tecnologia certificada
ante la CRE. La cogeneracion eficiente representa solo el 9% de la capacidad instalada a nivel
mundial, la cual se ha mantenido en la ultima década; sin embargo, paises como Dinamarca y
Finlandia han logrado una participacidon de esta tecnologia en la generacién de electricidad,
de alrededor de 60% y 40% respectivamente |IEA (2014). La cogeneracion se define como la
produccién secuencial de energia eléctrica y de energia térmica aprovechable en los procesos
industriales y comerciales a partir de la misma fuente de combustible PRODESEN (2018).

Cabe sefialar que la cogeneracién se considera como energia limpia siempre y cuando califique
como cogeneracion eficiente en términos de la regulaciéon que al efecto expida la CRE. La
produccién de electricidad mediante la cogeneracién es predecible y garantizada, a diferencia
de la edlica y la solar, ademas tiene la capacidad de cubrir la demanda pico.
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Figura 2.5: Capacidad y generacién en centrales de cogeneraciéon por estado. (SENER, 2018).

Tabla 2.3: Centrales de cogeneracidn eficiente existentes (Elaboracién propia con

informacién del PRODESEN 2018-2032).

Capacidad CO;emitido

et [ Bruta  (Miles de
(MW) Ton/afio)
1 CDMX 01-Central 2017 1 2.6
2 CDMX 01-Central 2017 1 2.6
3 MEX 01-Central 2017 1 2.6
4 CDMX 01-Central 2017 1 2.6
5 GTO 03-Occidental 2017 2 5.2
6 VER 02-Oriental 2017 118 307.5
7 VER 02-Oriental 2017 145 377.9
8 TAMS 06-Noreste 2017 36 93.8
9 NL 06-Noreste 2017 2 5.2
10 YUC 07-Peninsular 2017 13 33.9
11 BC 08-Baja California 2017 23 59.9
12 TAMS 06-Noreste 2017 61 159.0
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13 QRO 03-Occidental 2017 62 161.6
14 COAH 06-Noreste 2017 60 156.4
15 HGO 01-Central 2017 60 156.4
16 HGO 01-Central 2017 7 18.2
17 NL 06-Noreste 2017 5 13.0
18 TAB 02-Oriental 2017 367 956.4
19 NL 06-Noreste 2017 18 46.9
20 JAL 03-Occidental 2017 4 104
21 AGS 03-Occidental 2017 4 10.4
22 NL 06-Noreste 2017 16 41.7
23 CDMX 01-Central 2017 2 5.2

24 VER 02-Oriental 2017 64 166.8
25 VER 02-Oriental 2017 64 166.8
26 PUE 02-Oriental 2017 20 52.1
27 PUE 02-Oriental 2017 27 70.4
28 MEX 01-Central 2017 28 73.0
29 SON 04-Noroeste 2017 30 78.2
30 VER 02-Oriental 2017 9 23.5

Tabla 2.4: Centrales de cogeneracion eficiente nuevas (Elaboracién propia con informacion
del PRODESEN 2018-2032).

Capacidad CO,emitido

F::::’i:i(\ila Tfaefslcl::s(iign Bruta LIEBCS
(MW) Ton/afio)
1 TAB 38-Tabasco 2018 261 680.2
2 CDMX 31-Central 2018 1 2.6
3 TAMS 19-Huasteca 2018 350 912.1
4 QRO 30-Querétaro 2018 54 140.7
5 TAB 38-Tabasco 2018 13 33.9
6 NL 16-Monterrey 2019 1 2.6
7 MEX 31-Central 2023 84 218.9
8 VER 37-Coatzacoalcos 2024 120 312.7
9 HGO 31-Central 2026 457 1191.0
10 NL 16-Monterrey 2027 380 990.3
11 CHIS 38-Tabasco 2029 662 1725.2
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Se estima que estas 41 plantas emitirdn unos 9.47 millones de toneladas anuales de CO.. Las
emisiones anuales de CO; de las centrales de cogeneracién eficiente reportadas en las Tablas
2.3,y 2.4 se calcularon con base en el informe IEAGHG (2012), y considerando un factor de
planta del 85% para las centrales con una generacion de potencia menor a 300 MW, asi como
un factor de planta del 70% para las centrales con una generacién de potencia mayor a 300
MW. Un ciclo combinado gas natural (CCGN) con potencia neta de 910 MW produce 320
toneladas de CO; por hora, esta relacion se utilizé para extrapolar la producciéon de CO; a
diferentes capacidades de potencia.

Si bien desde el punto de vista técnico las 41 centrales de cogeneracién anteriores son
candidatas para la incorporacion de la captura del didxido de carbono pudiéndose mitigar el
90% de las 9.47 millones de toneladas anuales de CO,, se debe hacer énfasis en que se debe
invertir en infraestructura para almacenar y poder hacer uso de ese volumen de gases
capturado.

Una alternativa redituable puede ser el uso del CO; para recuperacién mejorada de petréleo
debido a que no solo seria almacenado en un yacimiento geoldgico, también seria empleado
para aumentar la produccién de hidrocarburos. En México existe un gran potencial para
almacenar geoldégicamente el CO; capturado y emplearlo en proyectos de recuperacion
mejorada de petrdleo.

2.3 Almacenamiento del CO; capturado

La secretaria de Energia (SENER) y la comisidon Federal de Electricidad (CFE), publicaron de
manera conjunta en el afio 2012 el “Atlas de Almacenamiento geoldgico de CO,, México”
como una de las opciones para la disposicion final del CO; capturado.

El yacimiento para almacenar CO; debe ser poroso, permeable y con la profundidad adecuada
para retener al CO, permanentemente. Tipicamente se buscan formaciones con una capa
impermeable que impida que él escape. El comportamiento del CO; varia con respecto a la
profundidad, a partir de los 800 metros en adelante se comporta como fluido en estado
liquido, manteniendo su volumen y densidades constantes, lo que facilita su almacenamiento
(ver figura 2.6).
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Figura 2.6: Densidad y volumen relativo del CO2 a diferentes profundidades. North

American Carbon Storage Atlas (2015).

El didxido de carbono es de importancia en la industria petrolera para su uso en la
recuperacién mejorada del petréleo almacenado en un yacimiento. Actualmente existen
cuatro opciones tecnoldgicas para almacenar un fluido en la corteza terrestre (ver fig.2.7).

En la primera opcidn aplicable a yacimientos de petrdleo agotados el didxido de carbono es
inyectado en los intersticios que ha dejado el hidrocarburo.

La segunda opcién es la recuperacion mejorada de petréleo (EOR por sus siglas en inglés
Enhanced Oil Recovery) en la cual el CO; capturado de fuentes fijas (refinerias, centrales
eléctricas, etc.) y posteriormente comprimido es inyectado en un yacimiento petrolero para
aumentar su presion y disminuir la viscosidad del hidrocarburo. Esto hace que aumente el
flujo de la produccion del petréleo.

La tercera opcidn consiste en almacenar el didxido de carbono en acuiferos sedimentarios que
por sus caracteristicas de profundidad y salinidad no sean aptos para consumo humano.

La cuarta y ultima opcidn consiste en almacenar el didxido de carbono en mantos de carbono
inexplotables. El CO; es inyectado en el manto reemplazando el metano, y posteriormente el

diéxido de carbono queda atrapado en el carbdn.
-
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Overview of Geological Storage Options
1 Depleted oil and gas reservoirs
2 Use of CO, in enhanced oil and gas recovery
3 Deep saline formations — (a) offshore (b) onshore
4 Use of CO, in enhanced coal bed methane recovery

Figura 2.7: Opciones de almacenamiento de CO2 en formaciones geoldgicas profundas. IPCC
(2005).

De las cuatro opciones anteriores todas resultan viables técnicamente, sin embargo, la
recuperacién mejorada de petréleo es la opcidn que resulta mas redituable econdmicamente,
pues no solo se evita que las emisiones de CO; sean liberadas a la atmosfera, sino que también
se aumenta el flujo de la produccidn del crudo aportando un valor econédmico que hace mas
rentable CCUS.

Existen proyectos como es el caso de OOIP (Original Oil In Place) en el Mar del Norte Melzer,
S. (2010) en los cuales mediante la tecnologia de EOR se ha podido prolongar el periodo de
produccién de los yacimientos entre un valor de 4-12%, y llegando a rangos de hasta el 18%
de recuperacién de crudo. Lo anterior significa que CCUS puede mejorar si se lleva a cabo en
conjunto con EOR, ya que se podria obtener una mejor relacién costo/ beneficio del proyecto.
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Figura 2.8: Diagrama de la tecnologia de recuperacién mejorada de petrdleo por inyeccién
de CO2. Melzer, S. (2010).

Oportunidades de EOR para México en plantas de cogeneracion:

En la figura 2.9 se muestran las regiones en México donde se encuentran los principales
yacimientos de petrdleo candidatos a recuperacion mejorada. De acuerdo con PRODESEN
existen plantas de cogeneracién que se encuentran cerca de los yacimientos ubicados en las
regiones de Burgos, Chicontepec y Cinco Presidentes, por lo cual existen oportunidades de
implementar CCUS en el pais, esto traeria como consecuencia mejorar la produccion de
petréleo en los yacimientos y mitigar las emisiones de CO, en el sector eléctrico mexicano.
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Figura 2.9: Campos petroliferos candidatos para EOR y zonas de inclusidon/exclusion
para almacenamiento de CO2. Lacy et al., (2013).

De acuerdo con las tablas anteriores (tablas 2.3 y 2.4) en donde se enlistan las centrales de
cogeneracion existentes y nuevas que son candidatas a la incorporacion de captura de CO,, se
seleccionaron las plantas de cogeneracién que se encuentran en los yacimientos o muy
cercanos a ellos, y que son aptas a aplicarse la recuperaciéon mejorada de petrdleo, resultando
en 19 centrales de cogeneracién ideales para el desarrollo de CCUS-EOR.
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Tabla 2.5: Centrales de cogeneracion eficiente nuevas (Elaboracién propia con informacién
del PRODESEN 2018-2032).

Capcidad CO; emitido
Entidad Region de Bruta (Miles de

# Federativa Transmisién Anho (MW) Ton/afio)
1 VER 02-Oriental 2017 118 307.5

2 VER 02-Oriental 2017 145 377.9

3 TAMS 06-Noreste 2017 36 93.8

4 NL 06-Noreste 2017 2 5.2

5 TAMS 06-Noreste 2017 61 159.0

6 NL 06-Noreste 2017 5 13.0

7 TAB 02-Oriental 2017 367 956.4

8 NL 06-Noreste 2017 18 46.9

9 NL 06-Noreste 2017 16 41.7
10 VER 02-Oriental 2017 64 166.8
11 VER 02-Oriental 2017 64 166.8
12 VER 02-Oriental 2017 9 235
13 TAB 38-Tabasco 2018 261 680.2
14 TAMS 19-Huasteca 2018 350 912.1
15 TAB 38-Tabasco 2018 13 33.9
16 NL 16-Monterrey 2019 1 2.6

17 VER 37-Coatzacoalcos | 2024 120 312.7
18 NL 16-Monterrey | 2027 380 990.3
19 CHIS 38-Tabasco 2029 662 1725.2

De los 7.02 millones de toneladas anuales de CO; emitidas por las 19 centrales de
cogeneracion anteriores, si se captura el 90%, 6.21 Mton/ afio de CO; podrian ser utilizadas
en el mejoramiento e incremento de la produccion de hidrocarburos. Con base en las
estimaciones hechas por Lacy et al. (2013), si se implementa la recuperacién mejorada de
petroleo mediante la inyeccién de CO;, las regiones de Chicontepec y Cinco Presidentes
requeriran 50 millones de toneladas anuales de CO; aproximadamente. Las 19 centrales de
cogeneracion seleccionadas solo aportarian el 8.05% de lo requerido.
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Capitulo 3
Captura de CO2 en plantas de generacion de
ciclos combinados

En este capitulo se describe el proceso de cogeneracion integrada a una planta de captura de
CO; postcombustion y los elementos principales que la conforman. Adicionalmente, se
describe el comportamiento fisico utilizado para simular cada uno de estos elementos.

En la primera parte de este capitulo, se describe el modelo desarrollado en Aspen Plus basado
en Gonzalez Diaz (2016) para simular la planta de cogeneracién sin captura de CO; (caso base).
Los datos de entrada (temperaturas, presion, flujos, eficiencias) utilizados en la simulacion en
Aspen plus provienen del software Thermoflow, de la turbina GE LM6000 con una capacidad
de 52 MW. El Thermoflow es un software comercial que utiliza informacidn proporcionada
por los fabricantes como curvas de funcionamiento de potencia. Posteriormente, se comparan
los resultados obtenidos en Aspen Plus con los de Thermoflow con la finalidad de validar el
modelo desarrollado.

En la segunda parte de este capitulo se analiza la incorporacion de la planta de captura de CO;
base alcanolamina (PCC) y el compresor de CO; en la planta de cogeneracidn. Al caso base, se
le realizaron modificaciones requeridas al incorporar la planta de captura, por ejemplo, la
extraccion de vapor del crossover para regenerar el disolvente de monoetanolamina (MEA).

Finalmente se discute la estrategia propuesta para optimizar las dimensiones de los equipos
de la planta de captura de CO..

3.1 Planta de cogeneracion

La principal diferencia entre una planta de cogeneracién y una planta de ciclo combinado
radica en los productos obtenidos. En un ciclo combinado, el principal producto es la energia
eléctrica, y en la planta de cogeneracidn es la energia eléctrica y la térmica en forma de vapor.
La energia térmica por lo regular es utilizada en un proceso quimico, refineria, etc.
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

La eficiencia térmica en las centrales de cogeneracidn alcanzada es de 91% mientras que las
centrales de ciclo combinado solo 60%, debido al vapor utilizado. Una planta de cogeneracion
convencional esta formada por tres unidades principales: la turbina de gas, el generador de
vapor y la turbina de vapor (ver figura 3.1).

P [ L~
ITURBINAi Brena—0
\ Japorﬁ;-r-""” """"-r-.,_j ‘Condensador
proceso L\E ]
Gas Natural . Deaerador ;
Q H )
., —— s ~
) Y ¥ y O o |y |
Y— ) A planta de
COMPR TURBINA— ) I: captura
hire gases HPS3  HPB IPS2  HPE3  IPS1 IPB IPE2 PB LTE
combustion HPE2
Gas natural
suplementario

Figura 3.1: Diagrama de una planta de ciclo combinado convencional.

3.1.1 Turbina de gas
Una turbina de gas se compone de tres equipos principales: compresor, combustor y turbina.

El fluido de trabajo ingresa al compresor donde presuriza aumentando la presién entre 15-30
bares y temperatura entre 400-500 °C (Gas Turbine World Handbook, 2018). Dependiendo de
la aplicacién, el compresor puede tener un disefio radial o axial dependiendo del flujo masico
y la relacién de presion.

En el combustor se suministra combustible, con la finalidad de incrementar la temperatura
del fluido de trabajo a través de la combustidn, alrededor de 1200-1450°C. Posteriormente, el
fluido de trabajo ingresa a la ultima etapa del proceso de la turbina de gas, la turbina. Aqui el
fluido se expande y genera energia eléctrica. La turbina estd conectada a un compresor a
través de un eje para conducirle trabajo mecanico Kehlhofer et al. (2009).
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

3.1.2 Compresor axial

Los compresores de flujo axial se dividen en una serie de etapas, cada etapa consta de un rotor
giratorio y uno estacionario llamado estator Falck (2008).

Este compresor comprime su fluido de trabajo, primero acelerdandolo mediante alabes
rotatorios localizadas en el rotor y posteriormente desacelerandolo mediante los alabes fijos
localizadas en el estator. La desaceleracidon llevada a cabo en el estator convierte el
incremento de velocidad obtenida en el rotor en un incremento de presion.

Aunque el fluido de trabajo puede ser cualquier fluido compresible, para la planta de
cogeneracion desarrollada en este trabajo se considera que en el compresor el fluido es aire.
Dentro de un compresor axial el aire pasa de un paso de compresidn al siguiente, y en cada
uno de los pasos su presién se verd incrementada. Cada paso produce una compresién del
orden de 1.1:1 a 1.4:1 de acuerdo con el tipo de disefio, por lo que el uso de multiples pasos
permite incrementar la relacion de compresion de hasta 40:1.

Eficiencia adiabatica:

La eficiencia isoentrépica del compresor puede ser escrita en términos del cambio total en la

entalpia

_ Trabajo Isoentropico  hy —hy (3.1)

Nlade = Trabajo real "~ hy —hy

donde:
Naac s la eficiencia isentropica del compresor [%]
hy es la entalpia especifica del gas a la entrada del compresor para un proceso isentrépico [kJ/kg]
h, es la entalpia especifica del gas a la salida del compresor para un proceso isentrépico [kJ/kg]
h, es la entalpia especifica del gas a la salida del compresor para un proceso real [kl/kg]

El trabajo dentro de un compresor bajo condiciones ideales ocurre a entropia constante como
se muestra en la figura 3.2. El trabajo real esta indicado por la linea punteada.
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3.1 PLANTA DE COGENERACION
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Figura 3.2: Diagrama Entalpia-Entropia de un compresor.

La ecuacién 3.1 puede ser reescrita para un gas ideal en términos de la presién y la
temperatura totales como sigue:

k-1
Pk -1
R
g [ S— 3.2
Nadc T_z _ ( )
Ty
donde:
Nadae €S la eficiencia del compresor [%)]
Py es el radio de compresion [-]
T, es la temperatura de salida del compresor [K]
T, es la temperatura de entrada del compresor [K]
C
k es el exponente isoentrépico C—p

v
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

3.1.3 Combustor

El modelo para la camara de combustién consiste basicamente en un balance de masa y
energia, y de un balance estequiométrico para la combustion.

El balance de masa se expresa como:

maire,ent + mcombustible,ent = mescape,sal (3-3)

donde:
Myire ent es el flujo masico de aire a la entrada de la cdmara de combustion [kg/s]
Meombustible.ent €S €l flujo masico de combustible a la entrada de la cdmara de combustion [kg/s]

Myireent es el flujo masico de los gases de escape a la salida de la cdmara de combustion [kg/s]

Del balance de energia en el combustor:

haire,entmaire,ent + Mcombustible,ent (hcombustible,ent + LHVcombustible) = hescape,salmescape,sal (3-4)

donde:

haireent es la entalpia especifica del aire a la entrada de la cdmara de combustién [ki/kg]
hcompbustibieent €S 1a entalpia del combustible a la entrada de la cdmara de combustién [ki/kg]
LHV .ompustivie €S €l poder calorifico inferior del combustible [ki/kg]

hescape,sat es la entalpia especifica de los gases de escape a la salida [kJ/kg]

El combustible es gas natural, el cual es una mezcla homogénea de metano con otros gases
como: etano, propano, butano, CO,, nitrégeno, e inclusive sulfuro de hidrégeno (puede ser
removido por absorcién). La combustién utiliza como comburente aire atmosférico y produce
en el caso de una combustién completa y controlada: CO;, vapor de agua, nitrégeno y oxigeno
Gonzalez-Diaz (2016).
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

3.1.4 Ciclo de vapor

El ciclo de vapor se compone principalmente de: recuperador de calor, turbina de vapor y
condensador.

El flujo de gases de escape de la turbina de gas se envia a un recuperador de calor. EL calor de
los gases de escape es transferido a un recuperador de calor denominado HRSG (por sus siglas
en inglés Heat Recovery Steam Generator). El vapor generado en el HRSG es utilizado 1. en
una turbina de vapor para generar energia eléctrica y 2. Para suministrar energia térmica a un
proceso. En el HRSG donde tiene lugar la transferencia de calor entre el ciclo de gas y el ciclo
de vapor, se puede generar vapor a diferentes presiones: vapor de alta, de intermedia y baja
presion (Kehlhofer et al., 2009).

3.1.5 HRSG y condensador

Comunmente el HRSG es una caldera subcritica que consta de un conjunto de
intercambiadores de calor para cada nivel de presién: economizador, evaporador vy
sobrecalentador (Kiameh, 2002). En el economizador el agua subenfriada se calienta a una
temperatura de liquido saturada, en el evaporador el liquido saturado se convierte en vapor
saturado, finalmente en el sobrecalentador, el vapor saturado se convierte en vapor
sobrecalentado. Las secciones estdn integradas con un conjunto de tubos que pueden
modelarse como un intercambiador de calor (Gonzalez Diaz 2016).

La transferencia de calor en los intercambiadores del HRSG se calcula por medio de dos
ecuaciones (ecs. 3.4 y 3.5), la primera es el balance de energia entre las corrientes
considerando las perdidas por radiacién, conveccién y conduccién del HRSG. La segunda
ecuacion es la transferencia de calor a través de una superficie de intercambio de calor (Valdés
et al. 2004 y Gonzalez et al, 2007).

Q= mvapor (hvapor,sal - hvapor,ent) = mgas (hgas,sal - hgas,ent) (3.4)
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

donde:

Myapor es el flujo masico de vapor a la entrada del recuperador de calor [kg/s]

n"tgas es el flujo masico de los gases de escape a la salida del recuperador de calor [kg/s]
hyapor,sal es la entalpia especifica del vapor a la salida del recuperador de calor [ki/kg]
hyapor,ent es la entalpia especifica del vapor a la entrada del recuperador de calor [ki/kg]
hgas,sal es la entalpia especifica de los gases de escape a la salida del recuperador de calor [kJ/kg]
hgasent  €slaentalpia especifica de los gases de escape a la entrada del recuperador de calor [ki/kg]
‘rh,,apor es el flujo masico de vapor a la entrada del recuperador de calor [kg/s]

Q es el calor transferido por unidad de tiempo [kl/s]

Si se usa un intercambiador con una configuracién de tubos en contracorriente, la ecuacién
de transferencia de calor permite calcular el producto del area de transferencia A por el
coeficiente global de transferencia de calor U por medio de una diferencia de temperatura
media logaritmica, como se muestra en la siguiente ecuacion (Kakac, S. et al., 2002):

(Tgas,ent - Tvapor,sal) - (Tgas,sal - Tvapor,ent) (3'5)
In (Tgas,ent - Tvapor,sal)

Tgas,sal - Tvapor,ent

Q =UA

donde:

U es el coeficiente global de transferencia de calor [W/m?°C]

A es el drea de transferencia de calor [m?]

Tyasent  eslatemperatura de los gases de escape a la entrada del intercambiador [°C]

hﬂ

gas,sal €S latemperatura de los gases de escape a la salida del intercambiador [°C]

=~

vaporent €S latemperatura del vapor a la entrada del intercambiador [°C]

hﬂ

vapor,sal €S 13 temperatura del vapor a la salida del intercambiador [°C]
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

En el evaporador el calor requerido para cambiar de fase (liquido saturado a vapor saturado)
se puede calcular mediante la siguiente ecuacion:

Qevaporador = mvaporhfg (3.6)
Donde:

Qevaporador €S €l calor requerido para cambiar de fase en el evaporador [k)/s]
hfg es la entalpia de cambio de fase [kl/kg]

Myapor es el flujo masico de vapor [kg/s]

Una opcién para el modelado del condensador es determinar flujo de agua de enfriamiento
para condensar el vapor en la etapa de baja presién de la turbina.

3.1.6 Turbina de vapor

El propdsito de una turbina es convertir la energia térmica de un fluido en energia mecanica.
El empleo de vapor como fluido de trabajo se debe a su alta capacidad de recibir y ceder
energia, es abundante y facil de manejar (con un ciclo de liquido-vapor-liquido dentro de
rangos de temperatura aceptables). El vapor es generado en una caldera mediante agua
liquida y calor. El calor es cedido al agua a través de los gases de escape de la turbina de gas a
una temperatura de 470°C como se indica en el manual Gas Turbine World Handbook (2018).
Al salir de la turbina, el vapor pasa a un condensador y después de condensarlo, se enfriay es
reinsertado al ciclo termodindmico.

Los siguientes arreglos para ciclos combinados pueden ser empleados para plantas de
cogeneracion:

= Planta de ciclo combinado con turbina de contrapresién
= Planta de ciclo combinado con turbina de extraccién-condensacion
. Turbina de gas con recuperador de vapor
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

Para este trabajo se empled una turbina de vapor de extraccién-condensaciéon en donde la
presion de salida es inferior a la presién atmosférica (del orden de 30 a 60 mbar), y el vapor
se descarga a un condensador, es la turbina mas habitual en las centrales termoeléctricas
convencionales.

3.1.7 Eficiencia de la planta de energia

La potencia neta de la turbina de gas se puede calcular por medio de la ec. 3.7:

WGT = (Wgas_turb - Wair_comp/nmec)* 77gen (3-7)

donde Wy, b €5 la potencia de salida de la turbina de gas (MW), W comp €S €l consumo

de potencia del compresor de aire, es la eficiencia mecanica, es la eficiencia del
Nmec Ngen

generador.

La potencia neta de salida de la turbina de vapor puede ser calculada por la ec. 3.8:

Wsr = Wypst + Wipsr + Wipst) * Ngen = Wypp + Wipp + Wipp + Wep) (3.8)

donde Wypsr , Wipst , Wipsr (MW) son el trabajo mecdnico para condiciones de alta, media y
baja presion, respectivamente, y Wypp , Wipp , Wipp ¥ Wrp son el consumo de potencia de las
bombas de alta, media y baja presién, asi como de la bomba de recirculacidn,
respectivamente.

La potencia total de salida del Ciclo combinado de gas natural (CCGN) puede ser descrita
como:

Whet = Wer + Wer (3.8)
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

El calor aportado durante el proceso de combustidn en el ciclo combinado se calcula como:

Qng = LHV * Mcompustibie (3.9)

donde LHV (MJ/kg) es el poder calorifico inferior del combustible y M ympustinie €S €l flujo
masico del combustible (kg/s).

Si dividimos la ec. 3.8 entre la ec. 3.9 podemos determinar la eficiencia neta para un ciclo
combinado como se muestra a continuacién:

Wer + Wer (3.10)
LHV * mcombustible

NceGy =

Nccen €S la eficiencia neta eléctrica para un ciclo combinado [%]
Wer  esla potencia de la turbina de gas [MW]

Wsr  esla potencia de la turbina de vapor [MW]

LHV  es el poder calorifico inferior del combustible [MW/kg]
Meombustiplie €S €l flujo masico de combustible [kg/s]

La eficiencia de una planta de cogeneracion mejor conocida como CHP (Combined Heat and
Power) por sus siglas en inglés se determina como se muestra a continuacion:

Potencia neta + Calor util generado (3.11)
Combustible

'r}:

El calor util generado se calcula como:

Qry = my * hy —my * hy (3.12)
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

Qry  eselcalor util generado en cogeneracion [kJ/s]

hy es la entalpia especifica del vapor entregado a proceso [kl/kg]

hy es la entalpia especifica del agua en estado liquido [kJ/kg]

my es el caudal de vapor entregado a proceso [kg/s]

1y es el caudal de la corriente de agua de aporte a la cogeneracion [kg/s]

Finalmente, la ecuacién 3.11 puede ser reescrita como:

Whet + Qry (3.13)
LHV * mcombustible

Ncup =

donde:

Neyp €S la eficiencia combinada de calor y potencia (CHP por sus siglas en inglés) [%]
W,et eslapotencia neta de la planta [MW]]

LHV  es el poder calorifico inferior del combustible [MW/kg]

Meombustipie €S €l flujo masico de combustible [kg/s]

La principal diferencia entre un CCGN y una planta de cogeneracion es el vapor de proceso
gue se genera en cogeneracion adicional a la produccién de energia eléctrica que se produce
el CCGN y la planta de cogeneracidn, esto se puede observar al comparar las ecuaciones 3.10
y 3.13.

3.1.8 Resultados del desempeio de la planta de CCGN

Los resultados obtenidos de la simulacidn realizada en ASPEN Plus para determinar la potencia
y la eficiencia global del ciclo de la planta de cogeneracidn, asi como las condiciones de
proceso del vapor y los gases de escape se muestran en la Tabla 3.1. Esta tabla incluye la
informacién obtenida del Termoflow y la desviacién relativa en porciento.
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3.1 PLANTA DE COGENERACION

Como se observa, la potencia de la turbina de vapor y la potencia de la turbina de gas
presentan una desviacion menor a 1% en comparacidon con la potencia obtenida en
Thermoflow, por lo que se consideran desviaciones aceptables. También la eficiencia eléctrica
neta y la eficiencia CHP del modelo en Aspen Plus presentan desviaciones menores a 1% en
comparacion con Thermoflow, sin embargo, si se hace una comparacién entre las eficiencias
del modelo se aprecia que la eficiencia CHP es mayor que la eficiencia eléctrica neta en un
21.4%, la razén de este aumento es debido a que se aprovecha el vapor util en la eficiencia
CHP.

También se aprecia que el porcentaje molar de CO; es de 3.3%, este valor es cercano a lo que
se encuentra en la literatura (4 a 6% mol de CO;) para las plantas de CCGN donde se utiliza la
tecnologia de captura postcombustion.

Tabla 3.1: Resultados de la simulacion de la planta de CCGN sin captura de CO2.

Modelo Thermoflow  Desviacién

Aspen
107.126  No disponible -
(YWY 60259  Nodisponible -
OO 747 7456 o
W 52141 52.230 0.2%
Ga e o
gl 12720 12.720 0.0%
1555 18 o
pemon IR : :
co, L EE 0.0307 o7
8N 131.681 130.888 0.6%
w41 w20 52%
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3.2 Planta de captura postcombustion

Dentro de los varios procesos que se pueden aplicar para capturar el CO; de los gases de
combustién, diferentes estudios comparativos (Hendriks, 1994; Riemer & Ormerod, 1995; IEA
GHG, 2000) han demostrado que la mejor opcién son los procesos de absorcidon basados en
disolventes quimicos. Estos procesos ofrecen alta eficiencia de captura y selectividad,
requieren una menor energia y tienen un menor costo que el resto de los procesos
postcombustion; ademads, esta tecnologia esta disponible comercialmente.

3.2.1 Condiciones de disefio de una planta de captura de CO;
Se requieren evaluar ciertos parametros para determinar las condiciones de disefio optimas
en la planta de captura, estos parametros son los siguientes: tamafio del absorbedor, lean
loading’, rich loading®, temperatura y presidn en el stripper (desorbedor).

Efecto de variar el lean loading. La energia total para regenerar el disolvente cargado de CO;
puede ser expresado como se muestra a continuacion de acuerdo con Kim y Svendsen, (2007);
y Mohammad, (2009):

Energia Total = Calor de Reaccion + Calor sensible de la amina rica (3.14)
+ Calor latente de vaporizacion del agua

Las contribuciones de cada una de estas partes cambian mientras se varia el “lean loading”, el
cual se define como la relaciéon de moles de CO; a moles de amina en la soluciéon de amina
regenerada que sale del fondo del desorbedor.

Para un nivel de captura de CO; constante:

1. Para un “lean loading” distinto, el calor de reaccidon permanece casi siempre constante.

7 Carga de amina pobre a la salida del desorbedor.
8 Carga de amina rica a la salida del absorbedor.

57



Capitulo 3

Captura de CO. en plantas de generacion ciclos
combinados

2. Con “lean loadings” bajos, el calor latente de evaporacién del agua para lograr la misma
remocién de CO; se vuelve dominante.

3. Para “lean loadings” elevados, una mayor cantidad de solvente es necesario para lograr la
misma remocién de CO;, lo que significa que se requiere mas calor sensible para elevar la
temperatura del disolvente a la temperatura del desorbedor.

Efecto de la presion y temperatura en el desorbedor. Para una elevada presién y
temperatura la tasa de transferencia de masa de CO, aumenta a través de la columna de
separacion debido a la alta fuerza impulsora que mejora el equilibrio vapor-liquido para la
desorcion. Sin embargo, la tasa de degradacién de amina y los problemas de corrosién
aumentan para valores elevados de presion y temperatura (Mohammad, 2009). La
temperatura recomendada del reboiler para la MEA es de 120 ° C (Kohl y Nielsen, 1997;
IEAGHG, 2010; Rochelle, 2009).

Diametro del absorbedor. El didmetro de la columna estd en funcidon de los caudales
volumétricos de liquido y gas, y sus respectivas densidades (Abu-Zahra et al, 2007, Rezazadeh,
2015). Aunque un didmetro lo suficientemente grande es necesario para evitar que la columna
se inunde no se recomiendan didmetros muy grandes, el caudal volumétrico maximo que
podria tratarse en una columna absorbente es de 300,000 m3/h (292.5 ton/h
aproximadamente) debido a las limitaciones econdmicas del tamafio del absorbedor en
funcién de las restricciones de caida de presién para garantizar una condicidon de
funcionamiento estable con distribuciones adecuadas de liquido y gas (Desideri y Paolucci
1999, Yagi et al 1992, Rezazadeh 2015).

Rich loading. El “rich loading” es la carga de disolvente con CO; en la salida del absorbedor y
es una buena indicacion del nivel de saturacién del disolvente, el maximo valor ideal de rich
loading con MEA es cercano a 0.5 mol CO2/mol MEA (Mohammad, 2009).
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3.2.2 Estrategias para operar la planta de captura
Las condiciones de operacién definidas en este trabajo para la planta de captura son:

Tabla 3.2: Condiciones de operacion de la planta de captura de CO2.

Parametro Dato
Flujo de gases de escape del CCGN [kg/s] 131.6
Temperatura gases de escape del CCGN [°C] 149.41
Presion gases de escape del CCGN [bar] 51.4
Flujo de gases de escape del DCC [kg/s] 131.6
Temperatura gases de escape del DCC [°C] 45.0
Presidn gases de escape del DCC [bar] 1.04

Delta de temperatura Intercambiador [°C] 8.0
amina rica-amina pobre

Para definir la altura del absorbedor se evaldan diferentes alturas y para cada altura se varia
el flujo masico de amina para capturar el 90% de CO, Gonzalez-Diaz (2016). Una altura mayor
mejora la capacidad del disolvente de absorber CO,, sin embargo, la caida de presién aumenta
y con ello la potencia necesaria para forzar los gases de escape hacia el absorbedor.

La metodologia para optimizar el disefio de la planta de captura se define de la siguiente
manera:

1. Se introducen como condiciones geométricas una altura de columnas de 21 m y 20 etapas,
de acuerdo con Gonzalez-Diaz (2016) estas condiciones corresponden a un gasto energético
razonable entre el “reboiler” y la columna.

2. Se introducen las condiciones de operacion del “reboiler” (se condensa vapor saturado a 3
bar para tener un diferencial de temperatura de 15 °C).

3. Se varia el “lean loading” de la solucién de amina con la finalidad de encontrar el minimo
consumo de energia requerida en el “reboiler”.

4. En cada variacién de “lean loading”, se varia la presién del desorbedor para determina la
presién correspondiente al “lean loading” definido.
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5. La temperatura del “reboiler” se mantiene constante a 120°C Zhou et al. (2010).
6. La temperatura del “reboiler” se controla ajustando el flujo de extraccidn de vapor.

7. Se varia el flujo del solvente de recirculacién en el absorbedor hasta alcanzar un nivel de
captura de CO; de 90%.

3.2.3 Estrategias para operar un compresor de CO,

El CO, puede ser transportado atreves de tuberias en sus diferentes fases: vapor, liquido o
supercritico. Siemens (2009) ha presentado tres escenarios dptimos para comprimir el CO3:

1. Escenario A: Compresion a condiciones subcriticas, licuefaccion y bombeo.

El CO; se comprime hasta 45 bares aproximadamente, después de ello el CO; se condensa a
0°Cy luego se utiliza una bomba para obtener la presidon deseada (Vermeulen, 2011).

2. Escenario B: Compresion a condiciones supercriticas y bombeo.

El CO; es comprimido hasta 100 bar aproximadamente, después de ello el CO; se enfria a
aproximadamente 20 °C (Vermeulen. 2011). De igual manera que en la opcién A también se
usa una bomba para obtener la presién deseada.

3. Escenario C: Compresion a condiciones supercriticas.

En el escenario C el CO; no se condensa y se utiliza un compresor para conseguir la presiéon
deseada. Aunque la opcién A se caracteriza por tener la menor potencia de compresion para
el CO; la condensacion de CO; a baja temperatura (0 ° C) y la refrigeracién tienen que utilizarse
en paises cdlidos como México durante gran parte del afio, por lo tanto, representaria un
incremento en el costo de capital y de operacidn. La seleccion entre el escenario By C depende
principalmente de la presién final requerida para presiones de descarga altas, las etapas de
compresion finales pueden ser reemplazadas por una bomba para reducir el consumo de
energia. Se requiere una presion de descarga muy alta cuando se utilizan tuberias largas, para
poder reducir el niUmero de zonas intermedias de re-compresién en la tuberia.
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En este presente trabajo de tesis se requiere de tuberias relativamente cortas y sin re-
compresion, por esa razon se selecciond la ruta C.

La potencia requerida para comprimir cierta cantidad de CO; se muestra en el diagrama de
fases mostrada en la figurar 3.3. Esta figura muestra la relacién de presidon, temperatura y
entropia, y muestra los limites de tres fases: sélido, liquido y gas. El punto critico del CO;
ocurre a 73.8 bar y 31 ° C, por arriba de esta presién Unicamente existe la condicidn
supercritica.

compression

90,0 — - = = cooling

700 -

temperature (°C)
8
o

10,0

10,0 -

\ \
»=0,10 0,20 0,30 040 0,50 0,60 070 080 0,90
h=120 140 160 180 200 20 240 260 280 300 320 340 360 380 400 420

00 600 700 800 900 1000 1100 1200 1300 1400 1500 1600 1700 1800 1900 2000 2100 2200 2300 2400 2500 2600 2700 2800
entropy (J/(kg K))
Figura 3.3: Diagrama T-S para el proceso de compresion del CO2 en 6 etapas. Liebenthal
and Kather (2011).

El escenario C consiste en un compresor centrifugo de engranajes integral con multiples
etapas para comprimir la corriente de CO, como lo sugieren Jockenhdvel (2009) y Siemens
(2009). El compresor puede estar equipado con 4 etapas como minimo y 8 etapas como
maximo, el nimero de etapas depende de la relacién de presidn. Para comprimir CO, de 2 bar
a 110 bar se requieren 6 etapas con una relacion de presion de 55 (Liebenthal y Kather. 2011).
Para relaciones de presién superiores a 55 se requieren mads etapas de compresioén.
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Los interenfriadores se utilizan para enfriar el gas a 40 ° C después de cada etapa de
compresion para condensar el agua y reducir el volumen en la siguiente etapa del compresor.

La razén para enfriar a 40 ° C es mantener la condicion supercritica del CO,. Reducir el volumen
conduce a reducir el consumo de energia y el tamafo de la etapa del compresor (Liebenthal y
Kather, 2011). Los tambores extraibles y los deshidratadores se utilizan para eliminar las
impurezas de la corriente. Para grandes caudales y rangos de presidon de descarga operativa,
los compresores centrifugos son mas atractivos que los compresores de flujo axial y los de
engranaje integral (Vermeulen, 2011), debido a que presentan un menor costo operativo y
capital, menor tamafio de impulsores y elevadas eficiencias.

3.2.4 Resultados de la planta de captura:

Se realizo una corrida en ASPEN Plus para determinar los pardmetros dptimos de disefio de la
planta de captura (ver Figura 3.4), con el modelo de la planta de cogeneracién se extrajeron
las condiciones de proceso de los gases de escape para alimentar la planta de captura.

Gas Flujo de CO,
Combustion Hacia & compresion
chimenea

Enfriador

Enfriador
A L Desorbedm

Intercambizdor
de calor (amina

Bomba de
Condensador

Vaporde la Planta de Cog.

I'
G

— Agua de enfriamiento
Vapor
Retorno de condensados

Absorbedor | "
Eehewidur
Bomba de Bomba de
solvente rico solvente
pobre

Figura 3.4: Esquema de la planta de captura de CO2.
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Tabla 3.3: Condiciones de operacion de la planta de captura de CO2.

Unidad

oar
2
o]
m
:
I
rc
““

Condensador
2
o

entrada

entrada

Absorbedor Desorbedor
0.01 0.03
Sulzer Standard 250 Y Sulzer Standard 250 Y
13 7
24 13
20 8

- 112

- 120

- 40
131.6 -
51.45 -
149.41 -

Tabla 3.4: Condiciones de operacion para la carga de amina pobre y carga de amina rica.

[kmol CO,/kmol MEA]
del absorbedor
absorbedor

e/

[kmol COx/kmol MEA]
del desorbedor

fbar]

e/

0.245
40

135.8
0.423
112

138.3
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En la figura 3.5 se puede apreciar el tren de compresidn con sus diferentes etapas. Se ocupan
en total siete etapas de compresidén y cada etapa tiene un condensador que tiene como
objetivo dos funciones; la primera de ellas es mantener estable la temperatura del CO,, ya
que al comprimirlo se eleva su temperatura y es necesario mantenerla estable y el segundo
objetivo es retirar el agua sobrante o humedad en el CO; antes de ser almacenado.

Recirculacion de CO,

CO, para EORy/o

CO, de d g
usos industriales

desorbedor

—_—|

Figura 3.5: Esquema del tren de compresion.

Tabla 3.5: Etapas del tren de compresion.

Presion Temperatura Presion Temperatura Flujo volumétrico
Entrada Entrada Salida Salida Salida
[bar] [°C] [bar] [°C] [m®/s]
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Optimizacion del consumo energético:

La optimizacion en el “reboiler” de la planta de captura se llevo a cabo graficando la carga del
“reboiler“en funcién de la carga de amina pobre a una presion determinada (ver figura 3.6).
El Consumo éptimo de energia es de 3.87 MJ/kg CO2 para una carga de amina pobre de 0.245
kmol CO2/kmol MEA y una presidn optima de 1.84 bar.

Grafica de Optimizacion del Consumo
Energético

440 2.05

o

O 4.30 2.00 _
2420 195 8
S T
S 4.10 O
< 1.90 3
T 4.00 <
5 1.85
2 3.90 c
v 180 3
— 3.80 o3
o a
[

< 370 1.75

> 3.60 1.70

S 0180 0200 0220 0240 0260 0280 0.300

Carga de Amina Pobre (kmol CO,/kmol MEA)

= (Carga de amina pobre vs Carga en el reboiler

=== Carga de amina pobre vs Presion en el reboiler

Figura 3.6: Grafica de optimizacion del consumo energético .

Para suministrar energia térmica para regenerar el disolvente se extrajo 38.46 T/h de vapor
de baja presion de la planta de cogeneracidn. El efecto en potencia y eficiencia se muestra
en la Tabla 3.6.
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Tabla 3.6: Rendimiento esperado para el caso de estudio con captura y sin captura de CO2.

Unidad Cogeneracion Cogeneracion
+ PCC
Mw) sest4 54314
w s1a 4TS
Consumo de energia de servicios auxiliares CCGN [MW] 2.17 -
Consumo de energia de servicios auxiliares PCC [(MW] - 4,588
Consumo de energia del compresor de CO, [MW] - 1.788
2 w0k a0us
Eficiencia CHP [%] 67.4% 61.8%
Flujo de combustible kg/s 2.26 2.26
Flujo de gases de combustion kg/s 131.681 -
Flujo total de CO; en los gases de combustion kg/s 6.810 -
CO; capturado kg/s - 5.976
Carga térmica del reboiler [MJ/kgCO:] - 3.87
Flujo de vapor kg/s 15.56 4.88
Intensidad de carbono [kgCO>/MWh] 470.186 57.582

a) Planta de cogeneracion sin captura de CO,

=0

Gas Natural
\ A planta de
COMPR captura
R —
Aire

IPS2  HPE3  IPS1

combustién Py R

S emeniaro

66



Capitulo 3

Captura de CO. en plantas de generacion ciclos

combinados
b) Planta de cogeneracion con captura de CO,
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Figura 3.7: a) Planta de cogeneracion sin captura de CO2; b) Planta de cogeneracién
integrada a una planta de captura de CO2.
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Capitulo 4
Celdas de combustible integradas a sistemas de
cogeneracion

En este capitulo se describen las principales caracteristicas de una celda de combustible de
alta temperatura, y se desarrolla el modelo en Aspen Plus basado en un reactor de Gibbs®. En
la ultima seccidn, se lleva a cabo la integracion de celda de alta temperatura con una planta
de reformacién de metano utilizando la tecnologia denominada SMR (por sus siglas en inglés
Steam Methane Reforming) con captura de CO,, el cual es la aportacién principal de esta tesis.

Los procesos a integrar son: produccién de hidrégeno utilizando el proceso de reformacién de
metano con CCUS, y la utilizacion del hidrégeno en una celda de alta temperatura para generar
electricidad y vapor.

4.1 Produccion de hidrogeno:

Algunos ejemplos de tecnologias para producir H, son: el reformado de metano con vapor
(SMR), la gasificacién o pirdlisis a partir de carbon, y la electrélisis mediante el uso de
electricidad renovable [Bhandari, R. et al. (2014); Stenberg, M. et al. (2018); Al-Zareer, M. et
al. (2020)]. Aungue la electrdlisis con uso de energias renovable se considera una tecnologia
limpia, actualmente representa la tecnologia de mayor costo Acar, C., & Dincer, I. (2019). El
costo por kilogramo de H; varia de acuerdo con la tecnologia, que va desde 0.275/kg utilizando
la tecnologia de gasificacion, 1.84S/kg utilizando SMR, hasta 23S/kg utilizando electrdlisis
fotovoltaica [Bartels, J. R. (2008)].

La tecnologia mas comun para producir H; a nivel mundial es el SMR, que representa el 48%
como se muestra en la Fig. 1. El costo de transporte representa el 60% del costo total de H;
[Farmer, R. (2012)].

% Es un reactor que estima la reacciéon mas probable a partir de la energia libre de Gibbs.
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Eletrolysis

Coal gasification

Oil-based

Natural gas steam reforming

30%

18%

Figura 4.1: Porcentaje de participacion de los métodos para producir hidrégeno alrededor
del mundo. Voldsund, M., et al. (2016).

La forma de transportar el hidrégeno podria clasificarse segln su estado fisico, es decir, gas,
liquido y sélido. Actualmente, el transporte de gas H, mediante tuberia y el transporte de H;
liguido mediante camidn cisterna son dos métodos comunes. El transporte de H; por tuberias
generalmente se realiza mediante tuberias de acero sin costura en el subsuelo a una presién
de 40 bar. El transporte de hidrégeno liquido consiste en convertir el hidrégeno en un liquido
a una temperatura baja de -253 °Cy entregarlo en un camién cisterna Ahmed, A., et al. (2016).

4.1.1 Descripcion y simulacion del proceso de reformacion de metano:

La Figura 4.2 muestra el diagrama de flujo del proceso para la reformacién de metano
integrado a la celda de combustible. El proceso de reformacion de metano fue simulado en
Aspen Plus usando el método Peng Robinson, y consiste en cuatro etapas principales: (a)
Generacion de vapor, (b) reformacion de metano con vapor, (c) generacién de H2 por medio
de la reaccién de desplazamiento de agua y (d) purificaciéon de H2 utilizando una unidad de
captura de CO; con aminas; la quinta etapa es la generacidn de energia y calor a través de una
celda de combustible de éxido sélido tubular (TSOFC).
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Figura 4.2: Esquema del proceso de reformacién de metano integrado a la celda de combustible.
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Para reformar el metano se requiere suministrar vapor, por lo cual se empleé un HRSG
integrado por tres intercambiadores de calor: un economizador, evaporador vy
sobrecalentador, de esta forma el HRSG maneja un solo nivel de presion y entrega vapor
saturado a la siguiente etapa de reformacidon. La transferencia de calor en los
intercambiadores del HRSG se calcula con las ecs. 3.4 y 3.5 expresadas en el capitulo anterior.

En la etapa de reformacién primero se mezcla metano (CHa) con vapor de aguaa 510 ° Cy 30
bares. Los componentes mezclados ingresan al reactor SMR primario donde ocurre la reaccién
(1). Posteriormente el gas de sintesis compuesto bdsicamente por CH4, H,O, CO y CO;
intercambia calor con el agua de alimentacién utilizada en el reactor primario SMR y se enfria
a 350 °C. Los gases fluyen del reactor primario SMR hacia un segundo reactor WSR. La reaccién
(2) ocurre en reactor WSR, y el gas de sintesis se enfria a 38 °C. A continuacién, el agua es
removida del gas de sintesis y este es enviado a la etapa de purificacion.

CO + H,0 = CO, + H, 2)

El gas de sintesis contiene un alto porcentaje de H; el cual debe ser purificado en una unidad
de captura de CO; con aminas para que pueda ser aprovechado en la celda de combustible.
La configuracidn de la unidad de captura de CO; consiste en dos columnas una de absorciény
otro de desorcidn, esta configuracién esta desarrollada en el capitulo anterior en la seccién
3.2. A la salida de la unidad de captura de CO; fluyen dos corrientes de gases, la primera
contiene H; con una pureza de 99% para poder alimentar la celda de combustible y la segunda
corriente es una mezcla de CO, CO; y CH4, esta corriente es enviada a un quemador en donde
se mezcla con aire y metano. Los gases de escape calientes fluyen del quemador hacia el HRGS
en donde se produce vapor. En la tabla 4.1 se presentan las condiciones de operacién del
proceso de reformaciéon de metano.
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Tabla 4.1: Condiciones de operacion del proceso de reformacién de metano.

Parametros Vapor Metano SMR WRS

| Presion | [bar] 30 28.5 19.5 18
[°C] 510 510 950 419

El modelo de la reformacién de metano esta basado en Gonzalez Diaz (2021) para que los dos
reactores principales trabajaran bajo las condiciones de operacién descritas anteriormente.
Lo siguiente fue adecuar el modelo para obtener una produccion de hidrogeno de 10.5 kg/h
que es la adecuada para operar la celda de combustible. Algunas de las consideraciones que
se hicieron para correr este modelo fueron: La composicidén del gas natural es 100% metano,
toda el agua es removida en el condensador y las pérdidas de calor en los equipos son
despreciadas.

4.1.2 Resultados del proceso de reformacion de metano

Se realizé una corrida en ASPEN Plus del proceso de reformacidon de metano para obtener el
flujo de H, requerido por la celda de combustible (ver fig. 4.3) a continuacidn, se extrajeron
los gases de escape para alimentar el HRSG.

WATER SHIFT REACTOR

]

'-—"—'—'—"—'—El"—'—'—'—'—'-! [=]

L

@

HEAT RECOVERY STEAM GENERATOR STEAM METHANE REFORMING H2 PURIFICATION

Figura 4.3: Simulacién del proceso de la reformacion de metano.
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Tabla 4.2: Resultados de la simulacién del proceso de reformacién de metano en el
software Aspen Plus.

Corriente de vapor [kg/s] 0.0286
Presion [bar] 30.0
Corriente de CH, [kg/s] 0.0085
Presion [bar] 28.5
Corriente de H; [kg/s] 0.0029
Temperatura [°C] 15.0
Presion [bar] 1.01
[%] 99.0%
Corriente de CO2 [kg/s] 0.0096
Temperatura [°C] 38.0
Presion [bar] 30.0
[%] 95.0%
Composicion gas de escape [% mol] -
H;0 0.096
0.742
(0]} 0.105
co; 0.057
Flujo gas de escape [kg/s] 0.170
Temperatura gas de escape [°C] 149.93
CO; % masa [%] 8.84%

En la tabla 4.2 se aprecia que para obtener un flujo masico de 0.0029 kg/s a una pureza de
99%, se requiere reformar 0.0085 kg/s de CHa4. Se captura el CO, con una pureza de 95% la
cual es enviada a un tren de compresion y deshidratacidn, y un flujo de gases de escape con
una temperatura de 149.9 °C el cual se utilizada para generar vapor saturado.

Se simuld la unidad de captura de CO; con aminas que purifica la corriente de Hy y

posteriormente se determind la cantidad de vapor requerido en el “reboiler” para regenerar
el disolvente. La composicidn y el flujo masico del gas de sintesis son presentados en la tabla

4.3, la cual sirvié como pardmetros de entrada para la planta de captura de CO..
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El flujo del gas de sintesis fue de 4.73 kg/s que es el flujo que se obtiene en la planta de
reformacién de metano para un conjunto de 249 celdas de combustible estacadas y solo un
tren de postcombustidn fue necesario para capturar el 90% del CO..

Tabla 4.3: Composicion y flujo masico del gas de sintesis para la planta de captura de CO2.

Unidad Valor
Flujo masico del [kg/s] 4.73
gas de sintesis
Composicion del [%mol] -
gas de sintesis
ik 0.041504
4 0.054713
0.755853
0.147928

La tabla 4.4 muestra los resultados clave de la planta de captura. El vapor requerido para

4

regenerar el disolvente es 3.64 kg/s a una presion de 4 bares y una carga térmica del “reboiler

IM

de 3.65 MJ/kg CO,, la carga térmica en el “reboiler” fue optimizada con los pardmetros

reportados por Gonzalez-Diaz (2020).
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Tabla 4.4: Resumen de los parametros clave para la planta de captura de CO2 con un nivel
de captura de 90%.

Unidad Valor
Temperatura del gas de sintesis [°C] 38
Vapor total requerido por la planta de captura [kg/s] 3.64
Temperatura del reboiler [°C] 120
Presidn de vapor del reboiler [bar] 4.0
Flujo de amina pobre [kg/s] 46.33
Carga de amina pobre [kmol CO,/kmol MEA] 0.27
Carga de amina rica [kmol CO,/kmol MEA] 0.457
CO; capturado kg/s 2.16

Carga Térmica del reboiler especifica [MJ/kg CO,] 3.65
Carga Térmica del reboiler [MW] 8.311
Consumo de energia servicios auxiliares PCC [MW] 0.17

4.2 Celda de combustible

4.2.1 Principio de funcionamiento de las celdas de combustible

Las celdas de combustible convierten directamente la energia quimica del hidrégeno en
electricidad, con agua pura y calor potencialmente util como Unicos subproductos. Las celdas
de combustible alimentadas con hidrégeno no solo estan libres de contaminacion, sino que
también pueden tener mas de dos veces la eficiencia de las tecnologias de combustidn
tradicionales. Una planta de energia convencional basada en la combustién generalmente
genera electricidad con eficiencias del 33 al 35%, mientras que los sistemas de celdas de
combustible pueden generar electricidad con eficiencias de hasta el 60% (U.S. Department Of
Energy, 2015).
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Figura 4.4: Principio de operaciéon de una celda PEM. U.S. Department of Energy (2015).

Una celda de combustible consiste en un electrolito intercalado entre dos electrodos, un
anodo y un catodo. En una celda (PEM) el oxigeno proveniente del aire pasa sobre un
electrodo y el hidrogeno en forma gaseosa pasa sobre el otro (ver fig. 4.4).

Cuando el hidrégeno es ionizado en el dnodo se oxida y pierde un electrdn; al ocurrir esto, el
hidrégeno oxidado (ahora en forma de protén) y el electrén toman diferentes caminos
migrando hacia el segundo electrodo llamado catodo. El hidrégeno lo hara a través de un
material conductor externo (carga). Al final de su camino ambos se vuelven a reunir en el
catodo donde ocurre la reaccidon de reduccidn o ganancia de electrones del oxigeno gaseoso
para formar agua junto con el hidrégeno oxidado. Asi este proceso produce 100% agua pura,
corriente eléctrica y calor util, por ejemplo, energia térmica.

En el caso de la utilizacién de H, en aplicaciones de celdas de combustible la pureza del H;
varia segun cada tipo. Por ejemplo, en el caso de las aplicaciones de celdas de combustible de
membrana de intercambio de protones (PEM) la corriente de combustible con
concentraciones de H, debe ser casi pura (<98%) para evitar dafios en el dispositivo de
potencia por lo que su uso y mercado se limita al H; verde.
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4.2 CELDA DE COMBUSTIBLE

Mientras tanto las celdas de combustible de éxido sélido (SOFC) ademds de operar con H;
pueden trabajar con diferentes tipos de combustibles como gas de sintesis, gas natural y
metanol (Santin, Marco, et al. 2010) debido a que sus temperaturas de operacién son mas
altas que las celdas de combustible PEM (100- 300 ° C). Generalmente la celda tipo SOFC opera
en unrango de 600 a 1000 ° C, esto significa que se pueden lograr altas velocidades de reaccion
sin costosos catalizadores (Larminie, J., et al., 2003), a diferencia de las celdas de combustible
PEM que operan a una temperatura mas baja y requieren catalizadores de platino. Existen dos
tipos de SOFC la de geometria plana (PSOFC) y la tubular (TSOFC) estas ultimas son mas
prometedoras debido a que no requieren de sellos herméticos y una de las principales
desventajas del disefio plano es la necesidad de un sellado hermético al gas alrededor del
borde de los componentes de la celda (Larminie, J., et al., 2003).

A continuacién, se presenta una clasificacion de las celdas de combustible, en donde se
describen brevemente sus principales caracteristicas, condiciones de operacién, ventajas y
desventajas de cada celda, y sus aplicaciones.

4.2.2 Clasificacion de las celdas de combustible
Las celdas de combustible se clasifican segin la eleccién del electrolito y combustible.
Actualmente se encuentran disponibles seis tipos de celdas de combustible.

) Celda de combustible de membrana de intercambio de protones (PEMFC);
) Celda de combustible alcalina (AFC);

M) Celda de combustible de 4cido fosférico (PAFC);

V) Celda de combustible de carbonato fundido (MCFC);

V) Celda de combustible de oxido solido (SOFC);

V) Celda de combustible de metanol directo (DMFC);

Ademas del tipo de electrolito, las celdas se clasifican en celdas de combustible de baja o alta
temperatura dependiendo de su temperatura de operacién. Las celdas de combustible de baja
temperatura (PEMFC, AFC y PAFC) operan en el rango de 50-250 °C, y las celdas de
combustible de alta temperatura (MCFC, SOFC y DMFC) operan en el rango de 650-1000 ° C.
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Celdas de combustible de membrana de intercambio de protones (PEMFC)

La celda de combustible PEM utiliza un electrolito de polimero sélido (membrana similar al
teflén) para intercambiar los iones a través de dos electrodos porosos, este electrolito es un
excelente conductor de protones y un aislante de electrones.

La temperatura mas baja a la que puede operar la celda de combustible es alrededor de 100 °
C. Las ventajas de la celda de combustible PEM son su mayor densidad de potencia y su
arranque rapido para automdviles. La baja temperatura de funcionamiento hace que la
tecnologia sea competitiva en aplicaciones comerciales y de transporte, como computadoras
portatiles, bicicletas y teléfonos modviles. Los principales inconvenientes de la celda de
combustible PEM son su menor eficiencia operativa (40-45%) y el uso de catalizador de platino
de alto costo. También esintolerante al mondéxido de carbono. Las fuentes de energia basadas
en celdas de combustible PEM también se estan desarrollando para aplicaciones de agua
caliente y electricidad residenciales (3-7 kW) y edificios (50 kW). Ballard Power Systems,
Canada, ha desarrollado una fuente de energia PEM de 250 kW para la generacién de energia
de distribucion (Larminie, J., et al., 2003).

Celdas de combustible alcalinas (AFC)

La celda de combustible alcalina fue uno de los primeros sistemas de celda de combustible
empleados para las misiones espaciales de la NASA. Anteriormente también se le llamaba
celda de combustible Bacon en honor a su inventor britdnico. Estas celdas operan a bajas
temperaturas (alrededor de 100 °C) y tienen la capacidad de alcanzar un 60-70% de eficiencia.
Utilizan una solucidn acuosa de hidréoxido de potasio (KOH) como electrolito. Esta celda
transporta iones con carga negativa desde el dnodo al catodo y liberan agua como
subproducto. Una de las ventajas que ofrece esta celda de combustible es que ofrece un
arranque rapido en vehiculos. La principal desventaja es que es muy sensible al CO, porque
tarda mas en reaccionar y consume el alcali del electrolito, reduciendo asi la concentracién de
iones hidréxido durante las reacciones quimicas (Hamnett, A., 2010). El uso de un electrolito
corrosivo en las celdas AFC es una desventaja porque tiene una vida util mas corta. Por lo
tanto, no se utiliza para aplicaciones comerciales. Este tipo de celdas de combustible se utiliza
en transportes, es decir, en flotas de vehiculos y barcos y transbordadores espaciales.
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Celdas de combustible de acido fosférico (PAFC)

Las celdas de combustible de acido fosférico operan en el rango de temperaturas de 175-200
°C. Estas temperaturas de operacion son casi el doble en comparacidon con la celda de
combustible PEM. Las celdas PAFC utilizan un acido fosférico liquido como electrodo. A
diferencia de las celdas PEM y AFC, estas celdas son tolerantes a las impurezas que hay en los
combustibles fosiles reformados. La reaccidén quimica implicada en la celda PAFC es la misma
que la de la celda PEM, en la que se utiliza hidrégeno puro como combustible de entrada
(Larminie, J. et al., 2003). La cogeneracidon también es posible en las celdas PAFC debido a su
alta temperatura de operacion y al potencial para el suministrar agua caliente y electricidad.
El inconveniente de la celda PAFC es el mismo que el de la pila de combustible PEM, su costo
también aumenta debido al uso de platino como catalizador. Las celdas PAFC se han
desarrollado hasta la primera etapa de comercializacién. Las celdas con capacidades de 100,
200y 500 kW estan disponibles para aplicaciones estacionarias y térmicas. Un sistema de 1,3
MW ya se ha probado en Milan (Hamnett, A. (2010)). Actualmente se han instalado celdas
PAFC en 70 sitios en Europa, EE. UU. y Japén.

Celdas de combustible de carbonato fundido (MCFC)

La celda de combustible de carbonato fundido opera a altas temperaturas que se encuentran
en el rango de 600-700 °C aproximadamente. La celda MCFC consta de dos electrodos porosos
con buena conductividad que estan en contacto con una celda de carbonato fundido. Debido
a su capacidad de reformacién interna el hidrégeno es extraido del combustible foésil
empleado para la celda, otra alternativa es usar mondxido de carbono para producir
hidréogeno por medio de la reaccién de desplazamiento de agua, luego el resultado de la
reaccion es equivalente a de la celda de combustible PEM para producir electricidad. Las
principales ventajas de la celda MCFC son una mayor eficiencia (50-60%), sin necesidad de
catalizador metalico ni reformador independiente (Larminie, J. et al., 2003). Esta celda es
intolerante al azufre y su inicio lento es uno de sus inconvenientes. Se utiliza principalmente
para aplicaciones de potencia media y grande. Actualmente se encuentran celdas de prueba
de 1 MWy 2 MW en Santa Clara, CA, para un periodo de 4000 h (Hamnett, 2010).
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Celdas de combustible de oxido solido (SOFC)

Las celdas SOFC son basicamente celdas de combustible de alta temperatura. Usan zirconia
estabilizada de itrio que es un material cerdmico sélido como electrolito. Aqui el oxigeno se
combina con el hidrégeno para generar agua y calor. Las celdas SOFC producen electricidad a
una temperatura de operacién alta de aproximadamente 1000 °C. Las principales ventajas de
las celdas SOFC son que funcionan con una alta eficiencia del 50-60%. El calor residual se
puede reciclar para generar electricidad adicional mediante la operaciéon de cogeneracion
(Larminie, J. et al., 2003). El arranque lento, el alto costo y la intolerancia al contenido de
azufre de la celda de combustible son algunos de sus inconvenientes.

No son adecuadas para grandes fluctuaciones en la demanda de carga. Por lo tanto, las celdas
SOFC se utiliza principalmente para aplicaciones de potencia media y grande. En Europa se
han desarrollado pruebas con celdas de 100 kW, mientras que en Japdén unidades de 25, 100
y 200kW ya se encuentran en linea.

Celdas de combustible de metanol directo (DMFC)

La tecnologia DMFC es relativamente nueva en comparacion con el resto de las celdas de
combustible. Al igual que la celda de combustible PEM, la celda DMFC utiliza un electrolito
polimérico. La celda DMFC usa metanol liquido o alcohol como combustible. Durante las
reacciones quimicas, el anodo extrae hidrégeno disolviendo el metanol liquido (CH3OH) en
agua para eliminar la necesidad de un reformador externo. En el cdtodo se produce la mezcla
de los iones positivos y los iones negativos que se suministran desde el danodo a través de un
circuito externo y se combinan con aire oxidado para producir agua como subproducto.
Normalmente, una sola celda DMFC puede suministrar de 0,3-0,5 V en condiciones de carga.
Se utiliza principalmente para energizar equipos portatiles en el rango de 1W a 1kW.
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4.3 Celda SOFC

El modelado de la celda TSOFC desarrollado en este estudio consta de dos componentes
principales, un dnodo (200 kW) y un catodo. El aire de combustion que circula hacia el catodo
se define como la mezcla de 78,21% N3,20,79% 0,,1% H,0 (% vol) al 60% de humedad relativa.
El aire se comprime en el bloque compresor y luego se precalienta en el bloque
intercambiador de calor HEATX por los gases de escape calientes que salen de la
poscombustion como se muestra en la Figura 4.5. El flujo de aire comprimido y precalentado
entra en el bloque CATHODE. Este es un mddulo separador de Aspen Plus que separa una
corriente de O3 del aire necesario para la reaccion electroquimica y, en consecuencia, simula
el catodo de la celda TSOFC.

[ uFcas |

EConon FLUEGAS 5

el

Figura 4.5: Simulacién de la celda de combustible tipo TSOFC de 200 kW.

Balance de masa y energia en la celda TSOFC

El balance de masa estd basado en la entrada y salida de los componentes, considerando que
todos los componentes que entran a la celda reaccionan, el balance material puede
expresarse como [1]:

My, ent + Mo, ent = MH,,sal + Mmo, sal + My,o0,sal (4.1)
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Donde 1y, ene., Mo, ent» M, sal. M0,,sal» MH,0,sa1 SON 10s flujos masicos del hidrégeno, oxigeno
y agua en kg/s.

El concepto general de balance de energia consiste en que la entalpia de los reactivos que
entran a la celda es igual a la entalpia de los productos que salen de la celda mas la suma del
calor generado por la potencia de salida y el flujo de calor hacia los exteriores, el balance de
energia puede ser expresado como (Jung, J. H., & Ahmed, S. (2010)):

Z hj,ent = Z hj,sal + W, + Q4 (4.2)
Jj Jj

donde h; ., es la entalpia de los reactivos (hAy, ent, ho,ent) €N J/S; hjsq €5 la entalpia de los
productos (A, sai, ho,,sats u,0,5a1) €N J/s; W, es la potencia generada en Watts, y Q4 es el calor
disipado hacia los alrededores en Watts.

A continuacidn, se presenta en la fig. 4.6 dos esquemas, el primero para el balance de masay
el segundo para el balance de energia.

Qa

mHZ"q”t / \\ moz,sal th.ent / \\ W,

E——  — —_— —_—
Celda de combustible Celda de combustible
. TSOFC . TSOFC

Maire,ent ™y, sal Raire,ent hgases de escape

B —— .
- J o /

mHzo,saI

Figura 4.6: (a) Esquema del balance de masa para la celda TSOFC, (b) Esquema del balance
de energia (entalpia) para la celda TSOFC.
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Anodo

El flujo de O, se alimenta al bloque ANODE donde se oxida el H;, el bloque ANODE es un
reactor de Gibbs en equilibrio que simula la reaccién electroquimica que se basa en la reaccién
de H; con 0;. Se han considerado las siguientes reacciones electroquimicas en las secciones
de cdtodo y dnodo:

Reaccidn en el catodo: 1/20, + 2e™ - 02 3)
Reaccion en el anodo: H, + 02~ - H,0 + 2e~ (4)
Reaccion general: H, + 1/20, —» H,0 (5

La transferencia de iones no se puede modelar en Aspen Plus; por tanto, en el modelo
Doherty, W., et al. (2010) se usé la reaccién general en lugar de las semirreacciones de la celda.
La reaccion general se especificd en el blogue ANODE y se asumio que esta reaccion alcanzaba
el equilibrio termodinamico a la temperatura de operacion de la celda TSOFC Top = 1123.15 K
(850 ° C) para simplificar la simulacion (Doherty, W. et al., 2010).

Catodo

El aire comprimido y precalentado ingresa al bloque CATHODE donde se obtiene el O; para la
reaccidon electroquimica. Aspen Plus calcula el flujo de O, basdndose en el flujo de H;
consumido en el anodo, por lo que el oxigeno consumido se puede encontrar de la siguiente

manera:
nOZ,consumed = O-SnHZ,consumed (4-3)
__ nO03zconsumed
02,frac = - (4'4)
N0z in
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donde n0; consumed Y "Hz,consumed SON l0s flujos molares de O, e H, consumidos por la celda
de combustible en kmol/s; n0, ;, es el flujo de oxigeno que entra a la celda de combustible en
kmol/s; 0, gac indica la cantidad de oxigeno extraido del aire para oxidar el combustible.

HRSG

Los gases de escape de la celda de combustible son enviados a un HRSG en donde se genera
vapor util que se puede aprovechar en procesos de gasificacion y reformacion. En la figura 4.7
se presenta el diagrama energia-temperatura para el HRGS, la linea recta continua (en color
negro) representa el enfriamiento de los gases de escape de la celda de combustibley, la linea
escalonada que se encuentra debajo de ésta representa el calentamiento del agua. En el
diagrama se pueden distinguir las tres secciones del HRSG; la primera recta en color rojo, de
30°C a 140°C correspondiente al economizador, la segunda recta en color azul en donde la
temperatura de 143°C es constante representa al evaporador; y la tercera recta en color verde
de 143°C a 300°C, al sobrecalentador. Puede observarse que la recta en azul es horizontal
debido a que en esta zona se produce la evaporacion del agua, y por lo tanto no hay
incremento de temperatura de la misma. Por otra parte, también se aprecian puntos
importantes en el diagrama como el Pinch point (PP) que es la diferencia de temperatura entre
los gases a la salida del evaporador y la del agua entrando al mismo, el siguiente pardmetro
es la diferencia terminal de temperatura AT que es la diferencia de temperatura entre el vapor
sobrecalentado que abandona el HRSG y los gases de escape que entran al HRSG.
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Figura 4.7: Diagrama de energia-temperatura para el HRSG.

4.4 Metodologia de la celda TSOFC:

La simulacién de la celda TSOFC se baso en el trabajo desarrollado por (Tamin, T., 2013) quien
asume las siguientes consideraciones: modelo adimensional; estado isotérmico y en régimen
permanente; todos los fluidos de trabajo tratados como gases ideales; se ignoran las caidas
de presion. El modelo adimensional generalmente asume que el equilibrio quimico vy
termodindmico estd presente en las corrientes de salida Souza-Santos, M. L. (2010).

Cada unidad TSOFC consta de dos componentes principales: un cdtodo y un dnodo. En general,
se alimenta al cdtodo una corriente de aire comprimido y precalentado, que separa alrededor
del 90% del O contenido en el aire mediante un proceso electroquimico. Luego, la corriente
de O, purificado se alimenta al 4nodo, donde reacciona con el H,, generando energia y vapor,
este Ultimo se alimenta a un intercambiador de calor para precalentar el aire. Dado que el
vapor aun esta caliente (128 °C), se puede utilizar para otros fines de calentamiento. El anodo
se simula como un reactor de Gibbs en equilibrio con una temperatura y presién de
funcionamiento iguales a 3 bar y 850 ° C, respectivamente. El catodo también se simula como
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un reactor Gibbs de equilibrio pero con la diferencia de que incluye una rutina de Fortran para
calcular el voltaje operativo real y la potencia eléctrica bruta del TSOFC.

El voltaje en una celda de combustible es bastante pequefio, alrededor de 0,7 V cuando se
extrae una corriente eléctrica util. Esto significa que, para producir un voltaje util, se deben
conectar muchas celdas en serie. Esta coleccidn de celdas de combustible en serie se conoce
como celda estacada. El voltaje de la celda TSOFC depende de la temperatura de
funcionamiento, la presion, la composicion del producto reactivo y la densidad de corriente;
estas consideraciones nos dan informacidn sobre el voltaje de circuito abierto (OCV) de una
celda de combustible. De las ecuaciones (3) y (4) es visible que dos electrones pasan alrededor
del circuito por cada molécula de agua producida y cada molécula de hidrégeno utilizada.
Entonces, para un mol de hidrégeno usado, 2 N, electrones pasan alrededor del circuito,
entonces la carga que fluye es:

—2N;*xe=—-2x%F (4.5)

donde N, es el nimero de Avogadro, y - e es la carga de un electron.

El voltaje de operacién real de la celda (V) se puede determinar de la siguiente manera (Tamin,
2013):

Vc = VN - (nohm + Ngct + ncon) (4-6)

_ Ag—f Rg * Tavg nPHz * gzs
2xF 2*xF Py,0 (4.7)

VN =

donde Vy es el voltaje de Nerst; Ag¢ es la energia libre de formacion de Gibbs molar en J/mol;
F es la constante de Faraday (96 485 C/mol); T,,, es la temperatura promedio (K) de las
corrientes de entrada y salida de la celda TSOFC, y P; es la presién parcial (bar) de las especies
gaseosas. Las variables nynm , Nact » Neon SON las pérdidas dhmicas, de activaciéon y de
concentracion en la celda, respectivamente (V). En este trabajo, n,nm Y nge S€ calcularon

utilizando las expresiones propuestas por (Song, T.W., 2005) y la geometria y propiedades de
'
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los materiales publicadas por Siemens-Westinghouse, George, R. A. (2000); resultando en
valores iguales a 0.089 V y 0.18 V respectivamente, n.,, no se considera porque la difusién a
altas temperaturas en la celda TSOFC es un proceso muy eficiente (Costamagna, P., Magistri,
L., & Massardo, A. F., 2001). A su vez, la potencia eléctrica bruta (P,;), definida en Watts, se
calcula de la siguiente manera (Larminie, J. et al., 2003):

Poy = 4F xng, * V; (4.8)

donde n,, corresponde a los moles de consumo de oxigeno en la pila de combustible.

Finalmente, la eficiencia eléctrica bruta de la celda se puede expresar de la siguiente manera
(Tamin, 2013):

Pel,AC

— (4.9)
Nfuel * LHVfuel

Nel,gross =

donde P, 4¢ es la potencia eléctrica AC (Watts) después de convertir de DC. En este trabajo
utilizamos un factor de eficiencia del inversor igual al 92% (Doherty, W. et al., 2010); %¢,e1 €S
el flujo masico de Hz en kg/s y LHV;,q €s el valor calorifico inferior del H, (120 kJ /kg).

4.5 Resultados:

En el anodo de la celda se llevd a cabo una reaccion global electroquimica a una presién de 3
bares y una temperatura de 850° C, a la entrada del dnodo se alimentd un flujo de H2 de 0.027
kg/s el cual reacciond estequiométricamente con el O, produciendo un voltaje de Nerst de
1.11 V a una temperatura promedio de 425°C, sin embargo a este voltaje se le restd las
perdidas por activacién y perdidas éhmicas (anodo, catodo, electrolito e interconector)
obteniedo un voltaje de celda de 0.831 V. Finalmente la celda tubular produjo una potencia
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87



4.5 RESULTADOS

eléctrica de 217.1 kW AC para una eficiencia eléctrica neta de 58.2% , ademas de que también
se obtuvo como subproducto una corriente de gases de escape (0.1165 kg/s) que con ayuda
de un quemador suplementario se produjo una corriente de vapor sobrecalentado (60 kg/h).
En comparacion con Mitsubishi Hitachi Power Systems las variaciones fueron de 86.76% en
el voltaje de celda y 8.93 % en la eficiencia eléctrica neta, Mitsubishi presenté un menor
voltaje de celda debido a que su elevado empaquetamiento de celdas le permite manejar
mayores densidades de corriente. Para Siemens—Westinghouse products las variaciones
fueron de 26.59 % para el voltaje y 2.06% en la eficiencia, la variacién en el voltaje se debid
principalmente a que la corriente de hidrégeno empleada por este fabricante no es pura, ya
gue se obtiene a partir del reformado de hidrocarburos, sin embargo, la celda de Siemens—
Westinghouse tiene una turbina de gas acoplada a la celda que le permite generar potencia
adicional y mejorar su eficiencia. En la Tabla 4.5 se presentan los resultados obtenidos en la

simulacion del sistema de la celda de combustible TSOFC.

Tabla 4.5: Resultados de la simulacidn del sistema de la celda de combustible TSOFC.

Mitsubishi Siemens -
Resultados Celda TSOFC Unidad Simulacion Hitachi Power Westinghouse

Aspen Systems
MEGAMIE

T
o 2171
o) 1222 - :
ol 23 : :

Flujo masico de los gases de escape [kg/s] 0.1165 N.A. N.A.
i oo Na

Combustible suplementario [keg/h] 0.8 - -

hl 6 : :
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Figura 4.8: Diagrama de la celda de combustible TSOFC.

En la Tabla 4.6 se muestran los parametros clave de los procesos que integraron el sistema
(produccion de hidrégeno mediante reformacion de metano con captura de CO; y celdas de
alta temperatura) y con estos se determind la eficiencia del sistema.

Tabla 4.6: Resultados de la simulacion del sistema de la celda de combustible TSOFC.

Unidad Valor
Flujo de metano [kg/s] 2.1
LVH del metano [MJ/kg] 50.047
Flujo de gas suplementario [kg/s] 1.15
LVH del gas natural [MJ/kg] 50.0
Flujo de H; generado [kg/s] 0.722
Numero de celdas [-] 249
Potencia eléctrica bruta [MW] 54.05
Potencia eléctrica neta [MW] 49.40
Consumo de energia servicios auxiliares celdas [MW] 4.910

Consumo de energia servicios auxiliares PCC [MW] 0.170
Eficiencia eléctrica neta [%] 30.4%
Vapor total generado en las celdas [kg/s] 4.13
Flujo total de CO, [kg/s] 2.40

CO; capturado [kg/s] 2.16
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La eficiencia del sistema integrado se calcula mediante la siguiente ecuacion:

Wp

= 4.10
Nelnet mCH4 * LHVcga + mc x LHV, ( )

donde:

Neinet €S la eficiencia eléctrica neta del sistema integrado [%]

Wp es la potencia eléctrica neta generada por las celdas de combustible [MW]
Mmcps €S el flujo masico del metano [kg/s]

m, es el flujo masico del metano suplementario para generar vapor adicional para el proceso [kg/s]
LHVcy, es el poder calorifico inferior del metano [MW/kg]
LHV, es el poder calorifico inferior del combustible [MW/kg]

Tabla 4.7: Rendimiento esperado los dos casos de estudio con captura de CO2.

Unidad CCGN + PCC  SMR&TSOFC + PCC

Potencia eléctrica neta [MW] 45.76 49.40
Consumo de energia de servicios auxiliares PCC [MW] 2.17 0.17
Eficiencia eléctrica neta [%] 40.4% 30.4%
Eficiencia CHP [%] 61.8% -

Flujo de combustible [kg/s] 2.56 1.15

Flujo de metano [kg/s] - 2.1
Consumo de H, [kg/s] - 0.722

Numero de celdas - - 249
Flujo de gases de combustion [kg/s] 131.681 -
Flujo de gas de sintesis [kg/s] - 4.735

CO; capturado [kg/s] 5.976 2.160
Carga térmica del reboiler [MJ/kgCO;] 3.87 3.65

Flujo de vapor [ke/s] 15.56 3.64
Intensidad de carbono [kgCO2/MWNh] 57.582 17.489
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4.6 CONCLUSIONES

En la Tabla 4.7 se muestra la comparacién entre las dos configuraciones: la planta de
cogeneracion con captura de CO; contra la integracién del sistema (planta reformadora de
metano para produccién de hidrogeno, celdas de combustible y captura de CO;). La potencia
neta generada por el conjunto de 249 celdas estacadas es de 49.4 MW y la eficiencia neta del
sistema integrado es de 30.4%. Por otro lado se tiene que la potencia neta de la planta de
cogeneracion con captura es de 45.7 MW y una eficiencia eléctrica de 40.4%. Se aprecia una
menor eficiencia en el sistema integrado esto coincide por que la eficiencia de una planta de
reformacidn es de 66% vy la eficiencia de las celdas esta en el rango de 53 a 57%, el producto
de las eficiencias de ambos elementos resulta menor a 40%. Sin embargo, el sistema integrado
presenta una mayor potencia con una menor intensidad de carbono en comparacién con una
planta de cogeneracidn con captura por lo cual se considera como una alternativa para mitigar
las emisiones de carbono.

4.6 Conclusiones

Del andlisis de la informacion disponible en PRODESEN (2018-2032) se determind que México
cuenta con un total de 41 centrales de cogeneracidn, de las cuales 30 son existentes y 11 estan
programadas para iniciar operaciones durante el periodo 2018-2032, el total de estas plantas
de cogeneracion son ideales para incorporarles captura de CO;. Estas centrales emitirian
alrededor de 9.47 millones de toneladas de CO; anuales.

En nuestro pais existe la posibilidad de usar el CO, como un mecanismo de recuperacién
mejorada de petrdleo, principalmente en las regiones de Chicontepec y Cinco Presidentes, ya
gue estas regiones requeririan alrededor de 50 millones de toneladas de CO; anuales. De las
41 centrales de cogeneracion 19 de ellas se encuentran en regiones petroleras en donde hay
yacimientos, por lo que son aptas a aplicarse la recuperacién mejorada de petréleo y llevar a
cabo el desarrollo de CCUS-EOR. De los 7.02 millones de toneladas anuales de CO, emitidas
por las 19 centrales de cogeneracion anteriores, si se captura el 90%, 6.21 Mton/ afio de CO>
podrian ser utilizadas en el mejoramiento e incremento de la produccién de hidrocarburos.
Estas centrales de cogeneracioén solo aportarian el 8.05% de los 50 millones de toneladas de
CO; anuales requeridas.
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4.6 CONCLUSIONES

El caso base en Aspen plus de la planta de cogeneracidn sin incorporacién de la PCC produce
una potencia de 52.14 MW, una eficiencia eléctrica de 46% y una eficiencia CHP de 67.4%,
estos parametros en comparacion con los reportados por el modelo en Thermoflow presentan
una desviacién menor a 1%, por lo cual se considera que el modelo del caso base sin captura
fue validado correctamente. La potencia generada por la planta de cogeneracién con
incorporacion de la PCC es de 45.76 MW, dicha potencia representa una pérdida de 6.38 MW
de los 52.14 MW de potencia neta sin captura de CO,. Esta pérdida de potencia hace que la
eficiencia eléctrica de la central de cogeneracidn se reduzca de 46% a 40.4% y una reduccién
en la eficiencia CHP 67.4% a 61.8%, este 6% de perdida de eficiencia representa la extraccién
de vapor para regenerar el solvente de la planta de captura y el consumo de energia del
compresor de CO;.

Aunqgue actualmente no existen incentivos econdmicos en México para la reduccidon de
emisiones de CO; seria importante evaluar la parte econdmica de la planta de cogeneracién
integrada a la planta de captura y determinar a qué precio se tendria que vender la tonelada
de CO; para que la integracién de la planta de captura de CO; fuese justificada.

La alternativa de generacién con hidrégeno producido en una planta de reformacion de
metano con captura de CO; e integrado a celdas de combustible (TSOFC) requirié de un
conjunto de 249 celdas que produjeron una potencia de 49.4 MW. La eficiencia del sistema
integrado fue de 30.4% esto sucede porque la eficiencia de una planta de reformacion es de
66% y la eficiencia de las celdas de combustible esta en el rango de 50 a 60%, el producto de
las eficiencias de ambos elementos resulta menor a 40%.

La comparacion de generacién con hidrédgeno producido en una planta de reformaciéon de
metano con captura de CO; e integrado a celdas de combustible contra una planta de
cogeneracion con captura de CO; (ambas alternativas con la misma potencia eléctrica) es una
de las aportaciones de este trabajo, pues hasta el momento no existe informacién en la
literatura. (Dohertyet al.(2010) evaluaron la incorporacion de gasificacién de biomasa con
celdas de combustible (SOFC) pero no lo compara contra otras estrategias por ej. una central
de cogeneracion con captura de CO».

Los resultados muestran que las celdas TSOFC en el SMR con captura de CO; alcanzan una
eficiencia e intensidad de emisiones de CO; de 30.4% y 17.4 kgCO,/MWh, comparada con la
planta de cogeneracién con captura de CO; de 40.4 y 57 kgCO2/MWHh.
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4.7 TRABAJO A FUTURO

En conclusion, la principal ventaja de implementar la alternativa propuesta radica en la
reduccion de emisiones de CO;. Aunque la alternativa propuesta presenta menor eficiencia
que una planta de cogeneracién con captura de CO;, es una alternativa que presenta
flexibilidad para utilizar de hidrégeno verde.

4.7 Trabajo a futuro

Con un estudio econdmico se podria determinar el costo de la planta de cogeneracidn con
captura de CO; y la planta de reformacidon de metano con captura de CO; integrado a celdas
de combustible y partiendo de estos costos poder determinar el costo por MW/h para cada
alternativa y discutir cual alternativa es viable econédmicamente.
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Apéndice:

Las perdidas dhmicas y de activacién fueron calculadas a partir de las ecuaciones propuestas
por Song. et al.(2005):

AVaet = AVacra + AVyere = jre + ngra.Hz (A.1)
| 4F PO, " E.
e RT °( Po) eXp( RT) (A.2)
| 2F PH, " —Ea)
= —kopg, | — e A3
Fa Hj RT a'Hh( Py ) =P RT ( )
opa(AT D)
AVohm,a = pa— (A4)
8y
ope(D)?
AV = LU 4 01— 4 — By (A5)
8d,
AVohm,e = jpede (A.6)
. dint
AVohm,im = J(T[D)Pint_. (A7)
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Figura A.1: Arreglo general de la planta de reformacion de metano con celdas TSOFC y captura de CO,.
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Tabla A.1: Balances de masa y energia del SMR con las celdas TSOFC y captura de CO,.

—m—““m“m“—

[ks/s] 21 6.93 9.03 9.03 9.03 9.03 473 2.16
Temperatura [°c] 510 510 506.3 837.2 350 419 38 38 59.1 38 38
Presion  INIEL) 285 30 28.5 195 19.5 30 30 30 32 30 30
Entalpia (/5] 6536.6 86623.4  93160.1  60677.1  73147.6  74407.0 925536  57302.2 15110274 35481.2 29187.1

Gases

-mn--m---m-m

[kg/s] 1.42 0.722 0.722 25.57 25.57 25.57 3.43 22.14 4.16 263 4.16
[ 38 38 15 15 119.83 320 320 320 850 520.5 300

[bar] 30 30 1.013 1.013 23 23 23 2.3 3 2 4

[k)/s] 6322.1 141.3 102.8 2418.8 316.4 5656.7 1501.7 4154.9 699214  65768.5 215.2
-mn-nnmm

escape

[ke/s] 103.8524 1.15 106.4 106.4 106.4 106.4 106.4 6.93 6.93 6.93
[l 80 80 848 600 585.1 559.7 414.7 100 2375 400

[bar] 1.013 30 15 15 15 15 15 32 32 32

[k)/s] 5764.9 5249.2 5806.3 375327 303860  42537.4 602291 1155715  O7879.8 9047294
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