INSTALACIONES

ANALISIS DE LAS APLICACIONES
NO ELECTRICAS DE UN REACTOR

os reactores nucleares modulares pequefios, Small
Modular Reactors (SMR), se estan volviendo cada
vez mas relevantes, y todo parece indicar que po-
rian ser la alternativa a los grandes reactores nu-
cleares. Estos reactores presentan distintas ventajas [1]: su
inversion inicial, mas barata en comparacion con los reacto-
res nucleares convencionales; su flexibilidad para aumentar
el nimero de mddulos y adaptarse a la demanda de poten-
cia, con una facil amortizacién gracias a la posibilidad de
escalar la inversion; la construccién en cadena en fabrica,
que impacta en el coste final; la opcién de construir estos
reactores en modo isla o areas aisladas a las que se acce-
de con dificultad sin costosas obras de infraestructura; y
sus mejoras en los sistemas de seguridad, generalmente
sistemas pasivos. Ademas, los SMR presentan una buena
alternativa para aplicaciones industriales que requieren al-
tas temperaturas [2], asi como la calefaccion de distrito o,
incluso, la produccién de hidrogeno.

Las aplicaciones no eléctricas dependen de la temperatura
que pueda alcanzar el reactor. Los reactores de agua ligera,
LWR (ligth water reactors) por sus siglas en inglés, podrian
utilizarse para dar apoyo a la calefaccion de distritito o la
desalinizacion. Sin embargo, otras aplicaciones industriales
como las necesidades de vapor de la industria petroquimi-
ca o la producciéon de hidrogeno necesitan temperaturas
de salida del reactor mas elevadas, que se corresponden
mejor con el rango de temperaturas de los reactores de Ge-
neracion IV.

La calefaccion de distrito, o la desalinizacion son las tecno-
logias, con mas experiencia en cogeneracion nuclear [3].
Esto se debe a que estas dos aplicaciones necesitan una
temperatura de operacion mas baja, y puede ser suminis-
trada por LWR (el tipo de reactores mas extendido en la
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actualidad), como se mencioné anteriormente. China, Rusia
y Canada son los paises que acumulan mayor experiencia.

En Canada se ha estudiado la cogeneracion para el reactor
tipo CANDU ACR-700 [4], en particular, para la produccién de
hidrégeno y el apoyo a las refinerias de petrdleo. China esta
interesada en las aplicaciones de reactores de muy alta tem-
peratura para reducir el precio de su industria petrolera [4].

Los reactores de gas de alta temperatura podrian produ-
cir metanol reduciendo las emisiones de CO,, normalmente
asociadas a este proceso [5]. Estados Unidos, Japén y Co-
rea del Sur han trabajado en esta posibilidad, y en la pro-
duccion de bioetanol a partir de biomasa utilizando el vapor
de una central nuclear [5]. Esta Ultima aplicacion necesita un
alto flujo de vapor, pero a menor temperatura.

Este estudio busca mejorar un ciclo Brayton, en un SMR de
IV Generacién, con el objetivo de comparar la eficiencia de la
planta para cada aplicacion y el coste (o beneficio) de imple-
mentar estas tecnologias. Para ello se ha seleccionado un
Reactor de Muy Alta Temperatura (Very High Temperature
Reactor, VHTR), concretamente el reactor de alta temperatura
de turbina de gas 300 (GTHTR300) [6], debido a su amplia ex-
periencia operativa, sus mejoras tecnolégicas en seguridad y
las altas temperaturas que alcanza, lo que permite una amplia
gama de aplicaciones, incluida la produccién de hidrégeno.
Es un reactor desarrollado por JAERI (Instituto de Investiga-
ciéon de Energia Atdmica de Japdn), que emplea helio como
refrigerante y grafito como moderador. Ademas, sus sistemas
de seguridad son pasivos Yy el uso de helio permite una mayor
eficiencia eléctrica y reduce el coste de la planta.

El ciclo Brayton se analiza con el software EES (Engineering
Equation Solver). Este estudio tiene en cuenta la utilizacion
del calor residual para algunas aplicaciones y varias modi-

e NuclearEspaia « Noviembre 2022



ficaciones en el ciclo original con el fin de adaptarlo para
las aplicaciones de alta temperatura. El impacto econémico
podra calcularse considerando los precios de la electricidad
y/0 el precio de venta del producto final.

La aplicacion no eléctrica de las centrales nucleares que
acumula mas afios de experiencia operativa es la calefac-
cion de distrito o agua caliente sanitaria. Para el reactor
GTHTR3000, se han realizado varios estudios para evaluar
la viabilidad de esta aplicacion [7]. La conclusiéon es que el
GTHTR3000 podria ser utilizado si proporciona electricidad
y vapor a baja presion, resultante de intercambiar calor des-
pués de turbina, y temperatura para la cogeneracion, con
una aumentada eficiencia, con respecto a no hacer uso del
calor residual, del 81,8 %.

Una alternativa que puede resultar interesante es la pro-
duccion simultanea de vapor a baja presion (y temperatura)
y alta presion (y temperatura) para dos aplicaciones dife-
rentes. Este podria ser el caso de un ciclo de reactor que
produce vapor para calefaccion de distrito y, ademas, gene-
racion de electricidad e hidrogeno. La produccion de hidré-
geno se describird mas adelante. Las conclusiones extrai-
das de este andlisis indican que, si bien la mayor eficiencia
se alcanza cuando se dedica més vapor a las aplicaciones
de alta presién, esto nos da la posibilidad de cambiar la
produccién de electricidad con el objetivo de proporcionar
mas calefaccion de distrito en invierno o mas hidrégeno (por
ejemplo) en verano o cuando la demanda de electricidad se
cubre con otras fuentes de energia mas baratas, como las
renovables.

Otra aplicacion no eléctrica con una alta experiencia para
centrales nucleares es la desalinizacion [4]. En el caso de
los LWR la temperatura necesaria para realizar el proceso
implica una reduccion de la generacion eléctrica. Sin em-
bargo, para los reactores de gas, la mayor temperatura a la
salida de la turbina permite acoplar una planta desaladora
sin una reduccion asociada de produccion eléctrica.

Para el GTHTR300, se ha seleccionado la denominada
“destilacion flash multietapa” (MSF) [4] por su alto rendi-
miento y una mayor experiencia en comparacion con otras
tecnologias de desalinizacion. Por lo general, solo la prime-
ra fase recibe calor, pero GTHTR300 tiene suficiente calor
residual para contribuir a todas las fases. Esto permite con-
vertir 9.85 % , con una eficiencia del 88% en el proceso
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de desalinizacion. Ademas, el rendimiento del ciclo mejora
hasta un 72,61 % si consideramos una temperatura maxima
para el proceso MSF de 110 °C y una temperatura minima
de 50 °C, necesaria para la viabilidad del proceso.

Aligual que en la calefaccion de distrito, se considera la pro-
duccion simultanea de vapor a baja presion (y temperatura)
y alta presion (y temperatura) para dos aplicaciones diferen-
tes. Para este caso, se encuentra que la eficiencia aumenta
con respecto a instalar solo cogeneracion de hidrogeno. Sin
embargo, el rendimiento con respecto a instalar solo una
planta de desalinizacion disminuye. Este hecho plantea la
siguiente pregunta: ;cuales son los escenarios en los que
sera rentable? Para este caso, el escenario anterior, que no
necesitaba aplicaciones de baja presion durante una tem-
porada, no se puede considerar (porque el agua es necesa-
ria todo el afo). Si conocemos el precio de compra y venta
del agua de desalinizacion y los precios del hidrégeno, se
podria calcular el coste del MW;,.. Gracias a esto, sabemos
que los mayores beneficios se obtienen implementando es-
tas dos aplicaciones no eléctricas, y los menores beneficios
se obtienen si la central nuclear solo produce electricidad.

La industria de refinacion de petréleo demanda una gran
cantidad de electricidad y calor [8]. Para este estudio se
ha optado por el proceso denominado “drenaje gravitacio-
nal asistido por vapor” (Steam Assisted Gravity Drainage,
SAGD). Esta aplicacion tiene una demanda de vapor entre
6 a9 MPay 275 a 310 °C dependiendo del tipo de terreno,
condiciones que podrian obtenerse mediante la instalacion
un intercambiador de calor intermedio.

Sabiendo que el reactor GTHTR300 produce 600 MW, y
la temperatura minima de entrada a la turbina es de 730°C,
este reactor podria aportar 386 MW, al proceso SAGD.
Para calcular el betun extraido con estas capacidades se
debe considerar el valor SOR [8]. El SOR es la relacion de
conversion de vapor a betln, y se encuentra entre 2y 4 para
que la conversion se considere eficiente. Con todos estos
datos, se puede calcular el maximo y el minimo de betln
extraido para diferentes condiciones Tabla 1.

En otro escenario, se podria calcular la produccién de vapor
para las necesidades mas demandas en esta industria. La
Tabla 2 muestra las condiciones (temperatura y presion) y su
correspondiente produccion de vapor [9].

Betun extraido
SOR=2

Betun extraido
SOR=4

17824 bbl/d 8912 bbl/d 4456 bbl/d
29619 bbl/d 14809 bbl/d 7404 bbl/d
40447 bbl/d 20224 bbl/d 10112 bbl/d
67250 bbl/d 33635 bbl/d 16813 bbl/d

Tabla 1. Betun extraido para distintas condiciones de vapor.

Demanda de la refineria Condiciones Produccion

Vapor a muy alta presion 500 °Cy 11 MPa 179 T/h
Vapor a alta presion 450°C y 4,8 MPa 181 T/h
Vapor a media presion 350 °Cy 3,6 MPa 194 T/h
Vapor a baja presion 280 °Cy 1 MPa 200 T/h

Tabla 2. Vapor producido para distintas demandas.
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En el Ultimo escenario, se simula un plan de produccion y
refinerfa de etileno para el mismo reactor [10]. La planta ele-
gida demanda 10 MLy | Mluiw_ Para |a produccion de
etileno se necesita vapor de alta presion, mientras que la
refineria requiere vapor de media y alta presion. Se concluye
que esta planta demanda 564.2 WTde vapor de alta presion y
22.4% de vapor de media presion. Solo una unidad de GTH-
TR300 no es capaz de producir esta cantidad de vapor, y
por lo tanto se concluye que se necesitan 4 reactores, que
generarian 832 MWe adicionales, para dar soporte a esta
aplicacion especifica.

Para elegir la tecnologia éptima de produccion de hidrége-
no [11] se deben identificar las demandas de los diferentes
procesos. Por ejemplo, algunos procesos solo necesitan
calor, pero otros requieren electricidad, como la electrdlisis.
Antes de definir algunos de estos métodos, es relevante sa-
ber que, aunque el proceso denominado “reformado con
vapor”, SMR (Steam Methane Reforming) por sus siglas en
inglés, es la tecnologia de producciéon de hidrogeno mas
extendida, se ha descartado como por sus emisiones de
gases de efecto invernadero, aunque se incluye en el estu-
dio a efectos comparativos. Sin embargo, las tecnologias
basadas en la electrdlisis del agua, el desdoblamiento ter-
momecanico del agua o el desdoblamiento hibrido del agua
tienen algunos procesos con suficiente desarrollo comercial
como para ser consideradas como una buena opcion. Este
es el caso, por ejemplo, de la electrdlisis alcalina o del ciclo
azufre-yodo (S-I).

Para el ciclo azufre-yodo (S-I), se comparan tres casos dife-
rentes [12]. Primero, un GTHTR300 que solo produce elec-
tricidad. En segundo lugar, una unidad de reactor de GTH-
TR300 que suministra 170 MW, para la produccion de hi-
drégeno. Y el Ultimo, un unico reactor como el caso anterior,
pero con 370 MW, para el ciclo S-I. Esto permite estudiar
(Figura 1) la relacion entre la produccion de hidrégeno en
mé/h y la produccioén de electricidad en MWe considerando
una temperatura de salida del reactor de 900 °C, un 55 % de
eficiencia y 250 MJ por cada kilogramo de hidrégeno. Las
lineas verticales representan los tres escenarios descritos
(en orden).

También se considera en este estudio el uso de la electrdli-
sis, aunque debido a las altas demandas de electricidad de

Figura 1. Relacion entre la produccion de hidrogeno y la de electrici-
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este proceso la eficiencia es menor que en otros procesos
de cogeneracion. El proceso de electrdlisis se considera
para temperaturas [13]. entre 400 y 1000 °C, pero para fu-
turas comparaciones se supone que la temperatura en el
intercambiador de calor es de 900 °C. La eficiencia aumenta
a medida que se dedica una mayor cantidad de vapor del
reactor a la produccion de hidrégeno, pero esta se ve limita-
da por la minima capacidad de operacion de la turbina, por
lo que no es posible reducir demasiado la temperatura de
vapor a la entrada de la turbina. Este ciclo tiene un alto im-
pacto en la cantidad de electricidad volcada a la red, lo que
implica un precio de produccion de hidrogeno més elevado
que otras tecnologias.

Como se ha mencionado anteriormente, el reformado con
vapor se considera [14] con el objetivo de comparar la renta-
bilidad con el proceso anterior. La sustitucion de una camara
de combustion de gas por un reactor nuclear para aportar
calor de proceso reduce significativamente las emisiones de
CO,, pese a la reduccion de eficiencia del ciclo del reactor,
que pasa del 85% al 78 %. Incluso entonces, la eficiencia
es mayor que el proceso S-l, sin embargo, el objetivo de
reducir las emisiones de CO, implica que los precios no se-
ran menos competitivos en un mercado libre de emisiones.

También se analizan los beneficios que pueden proporcio-
nar estas tecnologias. Para tener una buena comprension
de los precios reales, se han analizado distintas variables,
como el tiempo de depreciacion del reactor nuclear y de la
planta de produccion de hidrégeno, los precios de la electri-
cidad o el precio de mercado del hidrégeno. Considerando
lo anterior, en la Figura 2 se comparan las distintas tecnolo-
gias presentadas. Se presentan los beneficios para el reac-
tor GTHTR300 si solo produce electricidad, considerando
un precio de electricidad de 0-037/<$W [15] y un precio de
venta de hidrogeno de 3 kfﬁz [16], que es el minimo conside-
rado en la literatura.

Se concluye que el proceso mas rentable es el reformado
de metano con vapor, que produce mayores beneficios a
medida que aumenta la produccion de hidrégeno. Esto se
debe a que debido a que su demanda de calor es menor,
es capaz de volcar mas electricidad a la red para la misma
produccion de hidrogeno. El mismo proceso, pero con cap-

Figura 2. Beneficios para distintas tecnologias de produccion de hi-

dad para el ciclo S-I.

drégeno.

e NuclearEspaia « Noviembre 2022



tura de carbono con el fin de limitar el impacto de la huella
de carbono del proceso, es rentable a partir de aproxima-
damente 1800 , en comparacion con la Unica produccion
de electricidad para el reactor GTHTR300, al igual que el
asociado al ciclo de S-I. Sin embargo, la electrdlisis no es
rentable para el precio de hidrogeno considerado, pero lo
seria para el precio maximo en la literatura (10%2).

Como conclusiones de este estudio, el reactor nuclear
GTHTR300 esta disefiado para trabajar con temperaturas
entre 950 a 730 °C a la entrada de la turbina, manteniendo
una temperatura de 950 °C a la salida del reactor. Gracias a
esta capacidad son posibles todos los modelos de cogene-
racion planteados en este estudio.

Para aplicaciones de baja presion, solo se encuentra una
mejora en la eficiencia, pero el escenario en el que se inclu-
yen dos aplicaciones a distinta presion permite mejorar la
eficiencia y adaptar los diferentes productos a las necesida-
des. Para el apoyo a las refinerias de petréleo es posible una
reduccion de emisiones de CO,, aunque a costa de reducir
la electricidad volcada a la red.

Por ultimo, aunque los reactores nucleares pueden producir
hidrogeno mediante tecnologias que no conllevan emisio-
nes de CO, asociadas, el reformado con vapor sigue sien-
do la tecnologia mas rentable. Sin embargo, el ciclo S-I es
competitivo con esa tecnologia si se considera el precio de
la captura de carbono si se busca tener un proceso mas
sostenible.

Este estudio concluye que los SMR de alta temperatura
podrian ser atractivos para nuevos inversores. Ademas,
estos pueden tener un papel determinante en la descar-
bonizacion, no solo para la red eléctrica, sino también
para la cogeneracién en el ambito de aplicaciones indus-
triales que tradicionalmente emiten grandes cantidades
de emisiones de efecto invernadero, como la produccién
de hidrégeno.
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