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2.1 ANTECEDENTES DE LA INVESTIGACIÓN

La Medición de Gas Natural en el país, es un proceso relativamente nuevo, en tal sentido los trabajos de investigación que sirven como marco de referencia están solo en función del estudio y análisis de los sistemas de medición actual utilizados en la industria; no se cuenta con el análisis de nueva tecnologías. 

Carías, Y. (2001), en su trabajo de grado para optar al Título de Ingeniero Químico en la Universidad de Oriente, Núcleo Anzoátegui, titulado “Evaluación del Sistema de Medición de Gas Natural proveniente de los Yacimientos de Gas Condensados, en los campos Santa Rosa y San Joaquin de PDVSA Gas  Anaco” en la Gerencia de Medición y Certificación de Gas / Distrito Anaco, el estudio tuvo como propósito realizar un diagnóstico del estado físico y operacional de los equipos de medición instalados en las Plantas Compresoras y Estaciones asociadas a los campos en estudio.

La metodología aplicada fue del tipo descriptiva, con un diseño no experimental. La población estudiada fue del total de puntos asociados a los campos Santa Rosa y San Joaquin (460 puntos de medición).  Fueron utilizadas las Normas  PDVSA, la Asociación Americana de Gas (A.G.A.); la Sociedad Americana de Ingeniería Mecánica (A.S.M.E.) y la Ley de Hidrocarburos Gaseosos.  

En los resultados se evidenció que la tecnología aplicada a la medición de Gas Natural en los campos descritos está obsoleta y en un 60% de los puntos instalados en las plantas compresoras no cumple con la normativa vigente de configuración e instalación de medición diferencial por orificio (A.G.A. report Nº 3). En las estaciones asociadas a estas plantas  se obtuvo un 30 % de incumplimiento de las normas.  De igual forma se obtuvo  que el 50 % de los parámetros no se encontraban actualizados en el Sistema Centinela Gas (Sistema Oficial de la Empresa para el cálculo de volumetría manejada y producida),  generándose reportes de volumetría poco reales y confiables a clientes.

El estudio permitió la identificación de debilidades en el proceso, así como las acciones correctivas para eliminar las desviaciones en muchos casos y en otras disminuirlas.

A partir del paro Petrolero del 2002, la empresa sufrió varios cambios, entre los cuales  se tiene la Consolidación de La Gerencia de Medición de Gas, en el Oriente del país (Distritos: Morichal, San Tome, Anaco y Norte) con esta reestructuración  la medición de gas pasó a formar parte de las operaciones claves en el manejo de gas. En tal sentido, se originaron muchas otras investigaciones relacionadas a la evaluación de la infraestructura de medición de gas con el mismo fundamento del trabajo descrito anteriormente (identificación  del estado físico y operacional de los puntos de medición).

2.2 ESQUEMA DE  LA INVESTIGACIÓN

Para alcanzar cada uno de los objetivos planteados en la investigación se realizará un análisis de las Normas Técnicas emitidas por el Ministerio de Energía y Petróleo para la medición automatizada del gas natural; y estudio de las normas internacionales relacionadas con la configuración e instalación de los equipos de medición  entre  las cuales  destaca: Asociación Americana del Gas (A.G.A.) y la Asociación de Procesamiento del Gas (G.P.A) N° 8185-00 parte 2.

A continuación se describe el procedimiento metodológico a aplicar para el cumplimiento de objetivos:

2.2.1 Diagnóstico de la infraestructura de medición. 

Se validará la información que maneja el Departamento de Medición y Control de la Utilización del Gas San Tomé  mediante un plan de visitas a las intalaciones de medición asociadas a las Estaciones y Plantas Compresoras del Distrito. 

La inspección debe incluir:

· Identificación de la tecnología utilizada para la medición del gas natural 

· Verificación del estado físico y operacional de los equipos 

· Verificación de la instalación y configuración de los equipos de medición de acuerdo con la normativa internacional (A.G.A.; G.P.A)

· Esquema de distribución de gas por instalación.

· Validación de puntos de medición Fiscales y de Transferencia y Custodia .

En la figura 2.1 se muestra el procedimiento general para evaluar el sistema de medición de gas actual.
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Figura 2.1. Esquema del procedimiento experimental empleado para evaluar el sistema de medición.
2.2.2 Caracterización del Gas Natural

La Caracterización del gas natural, a través de análisis cromatográficos es uno de los factores más importante  ya que a partir de este estudio se determina la composición del mismo y porcentaje de impuresas, humedad etc. ,  presente en el fluido.

Esta variable es clave en la determinación de la tecnología a aplicar en cuanto a medición de gas se refiere.
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Las muestras se tomarán en los puntos de producción general de las estaciones y en las entradas y descargas de las plantas compresoras. En la figura 2.2, se muestra el esquema general para la caracterización del gas natural por área.

Figura 2.2. Esquema del procedimiento experimental empleado para determinar la composición del gas.
2.2.3 Evaluación técnica-económica de nuevas tecnologías.
El estudio para la aplicación de nuevas tecnologías de medición de gas; se ajustará bajo criterios de eficiencia que mejoren los tiempo de respuesta a nuestros clientes, garantizando la confiablidad de la medición y auditabilidad del proceso.   Entendiendose

 como economía favorable del programa o proyecto, que los indicadores del mismo superen los mínimos exigidos por PDVSA.

En esta parte de la investigación se tomará como insumo:

· Normas Técnicas para la Fiscalización Automatizada del Gas Natural

· Normas internacionales de medición de gas (A.G.A; A.P.I; etc)

· Normas PDVSA aplicada a proyectos de inversión (Lineamientos para la Evaluación Económica del Portafolio de Inversiones)

· Resultados obtenidos de la evaluación del sistema de medición 

· Resutados de los análisis cromatográficos

En las siguientes figuras se muestran, los esquemas generales para realizar el estudio técnico económico de nuevas tecnologias.
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Figura 2.3. Esquema general en la identificación de insumos en la evaluación económica del proyecto.
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Figura 2.4. Esquema general del estudio de factibilidad económica del proyecto.
2.2.4 Documento de acuerdo y servicio en puntos de trasferencia y custodia
Elaborar documento donde se establezcan las condiciones generales y particulares, responsabilidades, aspectos técnicos, de calidad, administrativos y financieros que se considerarán durante la gestión integral del proceso de medición gas; existente entre las operadoras de los campos de producción y plantas de compresión del área operacional  de San Tomé (Clientes)  y la Superintendencia de Medición y Control de la Utilización de Gas (el proveedor). En función a la normativa vigente y las exigencias del Ministerio de Energía y Petróleo (MENPET).

2.3 MARCO TEÓRICO
2.3.1 GAS NATURAL

Barberii, E. (1987) El gas natural al igual que el petróleo se encuentra acumulado en el subsuelo en estructuras geológicas denominadas trampas. Dentro de éstas, los hidrocarburos o el gas están contenidos en una roca porosa(o en espacios porosos). La trampa de hidrocarburos es una condición geológica de las rocas del subsuelo que permite la acumulación del petróleo o del gas natural; estas pueden ser de origen estructural, aquellas constituidas por la deformación de los estratos del subsuelo, causada por fallas (fracturas con desplazamientos) y plegamientos, o estratigráfico originadas por cambios laterales y verticales en la porosidad de las rocas; y se forman generalmente cuando ha desaparecido la continuidad de una roca porosa.

2.3.1.1  Definición
 Es una mezcla de compuestos gaseosos en proporciones variables de naturaleza orgánica como inorgánica. El primero de este grupo lo constituyen los compuestos parafínicos también denominados olixanos por la química orgánica. Este grupo de compuestos orgánicos aporta normalmente más del 90% en volumen en el análisis de una muestra de gas natural.

           Compuestos orgánicos


   Componentes inorgánicos

Metano
70-90%


                     
CO2
0.1-1.5%

Etano 
3-10%


                    
H2S
0.1-20%

Propano 
1.5-5%

Butano

0.5-2%

Más pesados 0.1-1% 

· Compuestos orgánicos
Estos se caracterizan por ser incoloros, inodoros e insípidos. Los primeros (metano-butano) son gases a presión y temperatura ambiental, los restantes pentanos y más pesados son líquidos a estas condiciones y más ligeros que el agua e insoluble en ella pero en otros componentes orgánicos como alcohol, éter, benceno si son solubles. Químicamente se comportan como compuestos inertes muy estables a presión y temperatura ambiental, no reaccionan con ácidos o bases excepto bajo condiciones energéticas apropiadas de P-T. 

Son excelentes combustibles reaccionando con el oxigeno del aire para generar abundante calor, estructuralmente las moléculas de estos componentes están formados por átomos de carbono e hidrógeno enlazados mediante uniones electrostáticas covalentes y formando cadenas lineales o ramificadas que se llaman en química orgánica series homólogas (CnH2n+2). Las propiedades físicas de estos componentes siguen un patrón creciente o decreciente en función del peso molecular de cada componente. 

· Componentes inorgánicos
Este segundo grupo de componentes que forman el gas natural, representan el 10% de la muestra de los gases y están representados normalmente por: dióxido de carbono (CO2), sulfuro de hidrógeno (H2S), nitrógeno (N2), y en algunos casos el helio (He). Además de los componentes anteriores también se encuentra el agua (H2O) en cantidades variables dependiendo de las condiciones de presión y temperatura en que se encuentre el gas. 

El Agua (H2O), a condiciones de baja temperatura y altas presiones forma con los hidrocarburos presentes en el gas natural unos compuestos sólidos de composición variable llamados hidratos.
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Esto hidratos bloquean líneas, reducen la capacidad de transferencia en los intercambiados de calor, taponan válvulas, por lo que constituyen un serio problema en el manejo y procesamiento del gas, por esta razón el gas natural debe ser tratado en unidades deshidratantes que utilicen, glicol o lechos fijos de algún desencante sólido como agente deshidratante; todo esto con el objetivo de reducir la cantidad de agua en el gas a una concentración por debajo del punto de saturación a condiciones desfavorables de presión y temperatura. El contenido de agua para la venta que se requiere es de 7ppm.

El dióxido de Carbono (CO2), es el más común y el que normalmente se presenta en mayor concentración de los componentes inorgánicos (1-16%), es inodoro, incoloro e insípido y por lo general es químicamente inactivo. A condiciones de elevadas presiones y en presencia de agua siendo estas las condiciones imperantes en líneas y equipos de inyección de gas, este reacciona para dar ácido carbónico.
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el cual a la vez se ioniza en agua para dar iones de bicarbonato que atacan el hierro de las aleaciones de acero,
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formando bicarbonato ferroso, el cual a diferencia del acero es muy frágil, poroso y fácilmente es arrastrado por la corriente del gas. En la industria se remueve el agua por los métodos ya descritos con el cual se elimina al mismo tiempo el medio propicio para que ocurra la acción de corrosión.

Sulfuro de Hidrógeno (H2S) es otro componente que se presenta en el gas, de olor desagradable e incoloro, es más activo que el CO2; cuando se encuentra en gran concentración el gas recibe el nombre de gas agrio.

En ambiente acuoso se transforma en ácido sulfhídrico el cual ataca al hierro de las aleaciones de acero, produciendo sulfuro ferroso,
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el sulfuro ferroso es un compuesto frágil y poroso y es arrastrado por la corriente del gas con la consiguiente reducción de las paredes metálicas de la tubería.

Nitrógeno (N2), es incoloro, inodoro e insípido y químicamente inerte, en altas concentraciones reduce el poder calorífico del gas ya que es incombustible.

Helio (He), es incoloro, inodoro, insípido e inerte químicamente.

2.3.1.2 Clasificación del Gas Natural

a) De acuerdo con su composición: 

· Gas Rico (Húmedo): es aquel gas natural del cual se puede obtener apreciables cantidades de hidrocarburos líquidos (C+3) debido a que contiene alta proporción de componentes pesados. Es muy utilizado en la petroquímica y en la elaboración de la gasolina natural.

· Gas Pobre (Seco): está formado prácticamente por metano (85-90%). Se utiliza directamente como combustible o en proyectos de mantenimiento de presión de yacimientos, también en la producción de hidrógeno.

· Gas Agrio: contiene impurezas como H2S y CO2 los cuales son altamente corrosivos sobre todo el primero.

· Gas Dulce: es aquel que no contiene o contiene muy poco (trazas) H2S y CO2, los gases naturales de Venezuela sólo contienen pequeñas cantidades de H2S.

b) De acuerdo con su localización en el subsuelo: 
· Gas Asociado: es el gas disuelto o separado del petróleo (capa de gas) en yacimientos petrolíferos. La mayoría de las reservas probadas de gas natural en Venezuela son de este tipo y están ubicadas en la región Occidental (edo. Zulia), y el norte de Monagas: campo El Carito, Sta. Bárbara, Musipan y el Tejero. Este gas ocurre asociado al petróleo en yacimientos subterráneos donde a causa de su segregación gravitacional constituye la capa superior de las fases (gas, petróleo, agua) que normalmente se presentan en un yacimiento.

· Gas No Asociado: es aquel que está sólo con agua, con nata en yacimientos de gas seco, y 1as mayores reservas de este gas se encuentran en la región Oriental (edo. Guárico).

· Gas Condensado: se encuentra en yacimientos de hidrocarburos en estado gaseoso, por características específicas de presión, temperatura y composición. El gas está mezclado con hidrocarburos líquidos; se dice que se halla en estado saturado. Durante la producción del yacimiento, la presión disminuye y permite que el gas se condense en petróleo líquido, el cual al unirse en forma de película a las paredes de los poros queda atrapado y no puede ser extraído. Esto se evita inyectando gas a fin de mantener la presión del yacimiento. Este tipo de gas se encuentra principalmente en el estado. Anzoátegui. 

2.3.1.3 Usos del Gas Natural
· Reinyección de gas a yacimientos petrolíferos para mantener la presión del yacimiento y con fines de recuperación secundaria. Se puede almacenar gas en arenas acuíferas o en zonas de gas para su posterior uso.

· En levantamiento artificial de petróleo con gas-lift.

· Como combustible para uso industrial, comercial y doméstico.

· En procesos petroquímicos para obtener amoniaco, olefinas, metanol, urea, etc.

· Parte del gas (menos del 15%) se arroja a la atmósfera. 

PDVSA-GAS (2001),  Los principales campos productores de crudo y gas asociado y no asociado se encuentran ubicados principalmente en el Oriente del país, en los estados: Monagas, Anzoátegui y Guarico. La producción de estos campos se dirige hacia las estaciones de flujo para separar las corrientes de gas y crudo. La corriente de gas va dirigida a los múltiples de segregación para separar y clasificar las corrientes de gas rico o de gas pobre, dependiendo de la calidad de este gas (la figura 2.5, muestra la estructura molecular de estos gases). El más rico se destina a las plantas de extracción de líquidos, mientras que el más pobre se envía para mantener la presión del yacimiento, o se usan para ventas. 
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Figura 2.5. Representación molecular del gas rico y pobre.

Esta clasificación se debe a los cambios orgánicos que tienen lugar en los yacimientos y dan como resultado otros derivados líquidos, con niveles de ebullición tan altos como el de la gasolina y una clasificación bien elevada de gases para la utilización tanto industrial como doméstico.

En la mayor parte de las operaciones realizadas en los procesos industriales y en las efectuadas en laboratorio y en plantas piloto es muy importante la medición de los caudales de líquidos y/o de gas.

2.3.2 MEDICIÓN DE GAS NATURAL 

PDVSA-GAS (2001),  Existen varios métodos para medir el caudal según sea el tipo de fluido, la precisión deseada, el control requerido y el tipo de caudal volumétrico o másico deseado. En el campo de la medición de gas se hace uso de dos tipos fundamentales de medidores:

· Medidores de cantidad: también llamados medidores volumétricos, dan la indicación de la medida al dejar pasar una cantidad determinada de fluido por ciclos de movimiento y usualmente su medida va siendo totalizada dando la cantidad de gas que ha pasado hasta ese momento. Entre estos se encuentran los diafragmas de desplazamiento positivo y rotatorio.

· Medidores de flujo: también conocidos como medidores dinámicos, son aquellos que obtienen la medición no por la medida de volumen o peso del medio que se desea conocer, sino por la medición de otro fenómeno que es una función de la cantidad de fluido que pasa por la tubería. El fenómeno medido es generalmente presión diferencial o velocidad. Usualmente estos métodos dan una indicación del régimen de flujo y son muy usados en la industria petrolera. Entre estos se encuentran los diferenciales (Tubo pitot, Toberas, Orificio, Tubo Venturi y Tubo Votex) y los no diferenciales (Rotamétros, Turbinas, Magnéticos y Sónicos).

Hay que señalar que la medida de caudal en la industria se efectúa principalmente con elementos que dan lugar a una presión diferencial al paso del fluido, es por ello, que la placa de orificio es el instrumento de mayor utilización en el campo petrolero, y será descrito a continuación.

2.3.2.1 Medición de Gas por Placa de Orificio

Barrientos, J. (1994), La medición del gas natural está comprendida dentro del campo de la medición de fluidos compresibles, cuyo comportamiento volumétrico, además de estar afectado por las variaciones de presión y temperatura a la cual se encuentra, se ven afectados igualmente por el hecho de ser una mezcla de elementos o compuestos, el cual dependiendo de su proporción o tipo, desvían del comportamiento ideal que pueda esperarse en una determinada condición.

El flujo de gas natural es continuo, sin que en ningún punto de su trayectoria sea almacenado. Por lo que su medición debe realizarse directamente sobre la línea o tubería por la cual está fluyendo (ver figura 2.6).

La medición de un volumen de gas en estado de movimiento, tal como es el caso de un gas transportado a lo largo de la tubería, requiere por su parte tener que medir un nuevo factor denominado tasa o rata de flujo el cual requiere de un elemento primario, dispositivo instalado internamente o externamente en la tubería de flujo, para que produzca una señal en relación a este y un elemento secundario que responda a la señalización del dispositivo y la convierta en señal de salida que permita conocer con exactitud la rata de flujo deseada. 
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Figura 2.6. Medición de gas natural (flujo continuo).

Como se aprecia en la figura anterior, el gas natural producido en los yacimientos de gas asociado y no asociado, fluye a estaciones de producción donde es separado o depurado, posteriormente, es comprimido en plantas compresoras para finalmente ser utilizado en sistemas de gas para levantamiento artificial, inyección, transmisión, procesamiento y como gas combustible.

2.3.2.2 Definición

PDVSA-GAS  (2001), El medidor de orificio es el dispositivo más usado en la medición de gas, está basada en el principio físico de la caída de presión de un fluido circulando a través de una restricción, esto origina un incremento en la velocidad del fluido con la consecuente reducción en la presión del mismo. Este hecho origina que se establezca a través del orificio una caída de presión la cual se incrementa al aumentar la rata de flujo o viceversa. Es ampliamente aceptado en la medición de líquidos o vapores. Con una correcta instalación y mantenimiento del orificio se puede obtener una precisión de ( 2%.

El medidor de orificio consiste de una presión estática y una presión diferencial que parten desde el orificio al instrumento medidor (registrador). Dos tomas, una antes y otra después del orificio, nos permite conocer dichas presiones las cuales son enviadas a una unidad diferencial, donde se resta la presión estática mayor de la menor para obtener la presión diferencial neta a través del orificio y a un resorte Bourdon donde de continuo llega la señal de presión estática “aguas arriba”.  Perry, R. (1992) El tubo medidor de orificio (carrera de medición), consiste de una sección de tuberías aguas arriba y una aguas abajo con una dimensión y tolerancia que esta determinada a través del cálculo y conforme a las especificaciones establecidas por ANSI/API  2530 (GPA8185). La placa del orificio debe estar perpendicular al flujo para bridas o porta orificio. 

Como se observa en la figura 2.7, la corriente que sale del orificio alcanza su sección transversal mínima (vena contracta) a una distancia corriente abajo del orificio que varía en función de la razón beta (() entre el diámetro del orificio y el de la tubería. 
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Figura 2.7 Comportamiento típico del flujo de gas a través de la placa de orificio cuando no existe turbulencia.

Anónimo (2001), El diámetro del tubo de la figura 2.7, es mayor en el punto A que en el punto B. Dado que la cantidad de líquido que entra en el tubo en el punto A tiene que ser igual a la que sale por el punto B, la velocidad a la que fluye el gas a través de la parte más estrecha del tubo tiene que aumentar. Cuando aumenta la velocidad del gas, disminuye la presión ejercida por este sobre las paredes del tubo. Del punto B al punto C, aumenta de nuevo la presión contra las paredes del tubo ya que disminuye la velocidad del flujo. En el punto C, la presión contra las paredes del tubo es casi igual a la presión del punto A; sin embargo, la presión en el punto C es un poco menor debido a que se ha utilizado parte de la energía del flujo para acelerar el paso del flujo por la placa de orificio. Esto produce una pérdida de presión que no se vuelve a recuperar completamente. La diferencia de presión contra la pared del tubo entre el punto A y el lado contrario de la placa de orificio es la presión diferencial ((P). La presión alta en el lado de la placa de orificio que da contracorriente se compara con la presión baja en el lado de corriente abajo. La diferencia entre estas presiones cambia, cuando cambia la medida de caudal. Con medir esta presión se puede determinar el flujo en el tubo.

2.3.2.3 Características del flujo de fluidos: presión y velocidad.

CIED  (1960), La presión, normalmente definida como fuerza por unidad de superficie, es una característica importante del flujo. La manera como fluye un fluido está determinada, en parte, por la presión ejercida sobre las paredes del tubo y la presión ejercida en la dirección del flujo.

La velocidad, que es la rapidez con que fluye un fluido, tiene un efecto importante sobre la cantidad de presión que un fluido ejerce sobre las paredes del tubo; un cambio en la velocidad del fluido en un tubo producirá un cambio en la presión ejercida sobre las paredes del tubo.

La velocidad de un fluido también afecta la clase de flujo que se da en un tubo, los dos términos básicos empleados para describir el flujo son laminar y turbulento. A velocidades relativamente bajas, el flujo del fluido tiende a ser laminar, o en líneas de corriente. Cuando el flujo es laminar, este tiende a fluir uniformemente en capas o estratos, con más velocidad en las capas del centro que en las capas exteriores. La disminución de la velocidad en las capas exteriores se debe a la fricción entre éstas y las paredes del tubo. A velocidades mayores, el flujo tiende a ser turbulento, y en éste, las capas corren irregularmente en vez de corrientes alineadas. La turbulencia puede afectar negativamente la exactitud de las mediciones del flujo al causar variaciones de presión en las paredes de un tubo en cualquier punto.

2.3.2.4 Placas de orificio

American Petroleum Institute (2000), Las placas de orificio simplemente son elementos instalados en los tubos para restringir el flujo del fluido (elemento primario). Se trata esencialmente, de una placa plana y redonda con un orificio o perforación. 

 Especificaciones de la placa de orificio

Aunque la placa de orificio es un dispositivo muy sencillo, es necesario cumplir con ciertos requisitos para que ésta sirva en forma eficiente. Algunas de estas especificaciones son:

· El borde aguas arriba del orificio debe ser cuadrado y puntiagudo, sin contornos redondeados o biselados.

· La placa debe ser plana y lisa con una superficie molida y pulida.

· Debe ser de metal anticorrosivo como acero inoxidable.

· Par efecto de diseño se recomienda que la razón beta (() que no es más que el resultado  que se obtiene de dividir el diámetro del orificio por el diámetro interno del conducto donde se instala el orificio, está limitada en la siguiente forma

                         Para medidores con conexiones en brida. 

                                        0.15 ( ( ( 0.70

                         Para medidores con conexiones de tubería.

                                         0.20 ( ( ( 0.67

Si la placa de orificio es de mayor grosor que el permitido para el espesor (según la Norma A.G.A reporte N°3, este borde puede adelgazarse biselando la cara aguas abajo de la placa. En tal caso, el lado que no se bisela debe marcarse de fábrica con entrada y el lado biselado con salida.

Mene Grande Oil Company (1960), La acumulación de basura, grasa y otras materias extrañas en la parte de la placa de orificio que queda aguas arriba, puede ocasionar grandes errores en la medición de gas. Además, el desgaste puede destruir el borde puntiagudo del orificio o redondearlo lo cual afecta seriamente la exactitud del medidor. La solución de estos problemas es inspeccionar, limpiar y reponer las piezas desgastadas. Ver figura 2.8.

[image: image19.wmf]GAS RICO

GAS SECO

Fracciones

más pesadas

Butano

Propano

Etano

Metano


Figura 2.8  Condiciones del flujo de gas a través de la placa de orificio.

2.3.3 NORMAS TECNICAS PARA LA FISCALIZACION AUTOMATIZADA DEL GAS NATURAL

Ministerio de Energía y Minas, (2000),  establece las Normas Técnicas para la Fiscalización Automatizada del Gas Natural, la cual surge con el “objeto de adaptarse a las nuevas circunstancias por las cuales está atravesando la industria petrolera venezolana, en lo que a manejo de gas se refiere…”, está Norma “regirá las mediciones necesarias para cubrir las transferencias de custodia, balances de masa de los campos de producción, así como toda transacción de compra-venta de gas natural a granel en el Territorio Nacional, de acuerdo a las Leyes y sus Reglamentos. Así mismo, servirá seguía a la industria del gas natural establecida en el país para alcanzar por iniciativa propia, en corto plazo, el nivel de medición necesario que permita conocer exactamente la producción y utilización de los recursos naturales explotados.”

2.3.3.1 Alcance de la Norma

Esta Normativa describe los requerimientos técnicos y legales para la medición fiscal de hidrocarburos gaseosos asociados y no asociados a la producción de crudos. La aplicabilidad de estas normas a otros tipos de gases deberá ser discutida y aprobada entre las partes interesadas. 

Asimismo, estas normas son aplicables a las actividades de  control y de medición fiscal, transferencia de custodia y balances de masa, llevadas a cabo por empresas operadoras dentro del territorio nacional.

2.3.3.2 Responsabilidades

· Ministerio de Energía Y Minas (MEM)

El MEM, a través de la Dirección competente en materia de fiscalización de hidrocarburos y liquidación de los impuestos respectivos, será el organismo responsable de velar por el cumplimiento de las presentes Normas, así como de sus actualizaciones y aplicabilidad. A tal efecto, dicha Dirección se apoyará en las Inspecciones Técnicas de Hidrocarburos, con la capacidad del personal  y la utilización de empresas contratadas, especializadas en la materia, para intervenir en todos los aspectos de la medición fiscal, la cual deberá cumplir las siguientes funciones: 

1. Garantizar los volúmenes reales de gas natural, sujetos a la liquidación de las regalías dispuestas en la Ley.

2. Auditar y validar los sistemas y procedimientos de medición utilizados por las operadoras, así como las calibraciones de los medidores existentes, de conformidad con los procedimientos establecidos por las presentes Normas, asegurándose de la vigencia de las certificaciones de los instrumentos utilizados para las calibraciones de dichos medidores.

3. Será potestad del MEM, realizar esta auditoría por sí mismo o a través de entes acreditados.
· Empresas Operadoras

Son aquellas empresas responsables de ejecutar las  operaciones, en forma individual o conjunta, de la producción, transporte, distribución y venta del gas natural, a sus clientes. 
De igual forma, son responsables de la operación y buen funcionamiento de los sistemas de control y de medición fiscal. Para ello cada empresa operadora  debe garantizar el correcto funcionamiento de todos los componentes de los sistemas respectivos para obtener la información, confiable y auditable de los volúmenes y calidades del gas natural sujetos a pagos de impuestos y regalías. 

Esto incluye los siguientes aspectos:

(a) Diseño y construcción de sistemas de medición fiscal acorde con estas Normas. 

(b) La corrección de fallas detectadas  y la correspondiente calibración a fin de garantizar la integridad y funcionamiento de los sistemas de medición. Toda calibración deberá ser certificada por entes acreditados.

(c) Asegurar la calidad de las mediciones y cálculos, para generar y transmitir por sistema de información apropiados, al MEM, la información y  documentación necesaria que respalden la gestión realizada.

(d) Mantener capacitado y actualizado su personal en materia de sistemas automatizados de medición fiscal. 

(e) Garantizar la calidad de información fiscal con la finalidad de alimentar el Sistema  Automatizado de Contribución Fiscal (SACF).

2.3.3.3 Sistemas de Unidades y Exactitud

Para todos los cálculos se utilizarán las siguientes Unidades de Ingeniería, con la cantidad de decimales indicados (yy). Ver tabla 1.

Tabla 1.- Sistemas de Unidades y Exactitud

	Variable
	Unidad
	Decimales

	Volumen
	Metros Cúbicos o Pies Cúbicos Estándar
	Xxxxxx

	Masa
	Kilogramos
	Xxxxx

	Gravedad
	Adimensional
	xxx,yy

	Densidad
	Kilogramos/ M3
	xxxx,yy

	Densidad Relativa
	Adimensional
	x,yyyy

	Contenido de Agua
	PPMv
	x,yyyyyy

	Temperatura
	°C ó °F
	xxx,y

	Presión
	Bar o PSIG
	xxxx,yy

	Valor calorífico
	BTU o Kcal
	xxxx,yy


2.3.3.4 Disposiciones Generales

Automatización de la Medición de la Fiscalización, Transferencia de Custodia y Balance de Masa.

· Definición Básica 

Se entiende por automatización de la medición de la fiscalización, transferencia de custodia y balance de masa,  la medición de los volúmenes del gas en especificación y la transmisión de los resultados de dicha medición al MEM en forma automatizada, sin intervención del personal.

En el alcance de  la automatización mencionada en el punto anterior se incluye el registro histórico de las mediciones y los balances y demás operaciones adicionales que sean requeridas por el MEM, como parte de la fiscalización de la producción de hidrocarburos gaseosos y del Sistema de Monitoreo de Mediciones de Hidrocarburos (SMMH).

El MEM ordenará, en atención a las observaciones de las empresas operadoras y de los entes acreditados, la instalación de nuevos puntos de medición de gas natural necesarios para la obtención del balance de masa adecuado para segmentos determinados. Las empresas operadoras someterán al MEM, para su aprobación previa, las especificaciones técnicas de los medidores a instalarse de acuerdo a esta normativa y sus consideraciones en cuanto al plazo de instalación establecido por el MEM.  

· Condiciones Estándar de Referencia

Las condiciones estándar de referencia para la medición fiscal son:

 a)  Temperatura base: 15,6 ° C (60 °F)

 b)  Presión base: 0,0 PSIG a nivel del mar (14,696 PSIA)
· Régimen Legal Aplicable
 De acuerdo con lo dispuesto en la Ley de Hidrocarburos y su  Reglamento, el MEM tiene la facultad de fiscalizar el gas natural producido y utilizado en el país, a los efectos de la debida utilización de este recurso y de la determinación de los impuestos de explotación o regalía correspondiente. A tales efectos y para la determinación precisa de los volúmenes de gas natural que deberán  ser sometidos al impuesto, el MEM procederá a verificar los volúmenes del gas producido, reinyectado, venteado, quemado, objeto de pérdidas, utilizado como combustible o de cualquier otro uso por parte de las empresas operadoras, así como el transportado fuera de la zona de producción y el vendido a terceros.

Adicionalmente y de acuerdo con lo dispuesto por la Ley Orgánica de Hidrocarburos Gaseosos y su Reglamento, el MEM tiene la facultad de fiscalizar la totalidad del gas no asociado extraído en el campo de producción  antes de cualquier uso, a los efectos de determinar la utilización de este recurso y el impuesto de explotación o regalía correspondiente. A tales efectos y para la determinación precisa de los volúmenes de gas natural no asociado que deben ser sometidos al impuesto, el MEM procederá a verificar los volúmenes del gas no asociado producido antes de cualquier uso por parte de las Empresas Operadoras en el campo de producción.

Cuando se trate de transferencia de custodia, las empresas operadoras someterán a la consideración del MEM, para su eventual aprobación las metodologías y equipos utilizados  para medir el volumen del gas y adicionalmente su calidad, en los casos que impliquen la venta, de acuerdo a lo suscrito en los diferentes contratos de servicios, a fin de garantizar la base de los pagos de estipendios a que hubiere lugar y el cálculo del impuesto de explotación correspondiente.   Para lograr este objetivo y validar la información el MEM podrá utilizar personal y recursos propios o a través de entes acreditados

·    Incertidumbre en la Medición 

El valor de incertidumbre especificado para los sistemas de medición fiscal y de transferencia de custodia será de acuerdo al propósito de la medición. Se establecen los siguientes valores de incertidumbre: 

Clase G1: Medición fiscal y/o transferencia de custodia de gas con contenido de C2+ ó de alto valor económico: más o menos uno por ciento ((1%) del volumen y energía del gas medido a condiciones estándar

Clase G2: Medición fiscal y/o transferencia de custodia de gas metano: más o menos dos por ciento (( 2%) del volumen y energía del gas medido a condiciones estándar

Clase G3:  Medición de gas para utilizarlo como combustible, levantamiento de gas, gas de inyección, remoción de oxigeno:  más o menos a tres por ciento (( 3%) del volumen del gas medido a condiciones estándar.

Clase G4:  Medición de gas a venteo: más o menos cinco por ciento (( 5%)  del volumen del gas medido a condiciones estándar

Estas incertidumbres son totales, las cuales son derivadas de una combinación estadística apropiada de incertidumbres parciales de diversos componentes en el sistema de medición. Las operadoras y empresas de servicios deberán  realizar los esfuerzos para utilizar equipos que alcancen estos niveles de funcionamiento. 

A los fines de validar el cálculo de incertidumbres en las mediciones, las Operadoras presentarán un balance de masas por campo de producción el cual será validado por el Sistema Automatizado de Contribución Fiscal (SACF).

2.3.3.5 Medición

· Volumen de Gas

La medición de los volúmenes de gas, estará orientada a la cuantificación de los volúmenes acumulados durante un cierto período, referidos a las Condiciones Estándar de Referencia (CER) y ajustados al Valor Calorífico de Referencia (1000 BTU).

Las condiciones que deberá cumplir el sistema de medición serán las siguientes:

1)  Para medidores primarios de tipo de diferencial de presión, las corrientes a medir serán monofásicas, específicamente gaseosas. Sólo será tolerable hasta un uno por ciento (1%) de volumen en otra fase. En el caso de que sea mayor al uno por ciento (1 %),  se deberá aplicar otra tecnología de medición, la cual deberá ser sometida a aprobación por parte del  MEM

2)  Se deben incluir los medidores de variables que serán usadas con fines de compensación, tales como densistómetros o medidores de temperatura y presión estática, estos últimos en caso de inferir la densidad en base a las condiciones de operación.

3)  Contar con un medio de validación de los resultados obtenidos.

4) Tomar las previsiones para la calibración y certificación en línea.

5) La incertidumbre global de la cantidad fiscalizada o cuya custodia se transfiere deberá ser calculada según se indica en estas Normas o bajo un procedimiento debidamente detallado y justificado.

6) El programa de referencia deberá ser emitido por un organismo internacionalmente reconocido, tal como AGA o ISO.

7) El equipo de cálculo deberá actualizar los resultados del caudal completamente compensados, en ciclos con duración no mayor de un (1) minuto.

a. En los casos donde se usen placas de orificio se cumplirán las limitaciones indicadas en la norma ISO 5167-1 (1991), especialmente:

a)  Incertidumbre en la medición del diámetro interno de la tubería: más o menos cero coma cuatro por ciento (( 0,4%)

b)  Incertidumbre en la medición del diámetro del orificio, promediado según se especifica en la norma: menor que más o menos cero coma cero siete por ciento (( 0,07%).

c)  Los tramos rectos antes y después del elemento de medición, serán los máximos mostrados en la tablas respectivas de la norma ISO 5167-1-1998 (valores sin paréntesis) o de la norma AGA-3 en su última revisión.

d) En el largo del tubo que sale de la placa de orificio solo podrán insertarse, antes del próximo empalme para la próxima tubería, sensores de presión y/o temperatura, tal como se especifica en las normas ISO-5167 o AGA-3.

e) Toda placa de orificio que no se ajuste a las normas AGA o ISO deberán ser remplazadas.

f) La relación del diámetro del orificio entre el diámetro interno de la tubería (Beta), será menor o igual a cero coma sesenta y siete (0,67) .

g) La relación entre la presión diferencial y la presión estática absoluta, medidas ambas en las mismas unidades, deberá ser menor o igual a cero coma uno (0,1).

· Composición
La medición de composición en línea será requerida cuando se presenten las condiciones siguientes:

a)  Cuando el monto asociado a la venta o la regalía se calculará en función de la composición del gas, además del volumen transferido.

b)  Cuando las variaciones de la composición bajo condiciones normales del proceso ocasionan variaciones de la propiedad usada para los cálculos contables en más o menos uno por ciento ( ( 1%).

c)   Cuando se requiere el cálculo de varias propiedades.

Se deberán prever en la instalación de los medidores, puntos dedicados a la extracción de muestras, debidamente acondicionados de acuerdo con lo indicado en estas Normas.

En el caso de que la magnitud de interés sea el caudal, pero las variaciones de composición del gas generen variaciones de densidad superior a más o menos uno por ciento ((1%), se podrá usar un analizador de composición en línea o un densitómetro.

El analizador de composición  deberá instalarse en la línea troncal principal de transporte del gas, preferiblemente a la salida de la planta de procesamiento o de la última planta o etapa de compresión del sistema de transporte de gas. Si el sistema de transporte  posee múltiples fuentes de gases con diferentes líneas troncales, el punto de análisis de la composición y densidad del gas se debe efectuar aguas abajo de la conexión de la última línea troncal, para el caso de que no existan ramales de distribución entre la conexión de un troncal y otro, de lo contrario se deberá instalar un punto de análisis de composición y densidad del gas en cada nodo común de bifurcación de ramales de  transporte ubicado entre las conexiones de las líneas de transporte.

Los resultados de los análisis, de ser requeridos para los cálculos de volumen, deberán ser procesados y alimentados en forma automática a los equipos electrónicos de medición y cálculo de volumen de gas.

· Componente específico
Cuando se requiera una propiedad específica del gas, además del volumen, se podrá incluir en las mediciones un analizador de la propiedad que se requiere, tales como:

a)  Poder calorífico.

b)  Humedad.

c)  Ácido Sulfídrico (H2S) 

    d) Anhídrido Carbónico (CO2)  

   e)  Etano.

Estos analizadores serán necesarios cuando la propiedad requerida varíe en más o menos uno por ciento ((1%).

Estas propiedades pueden ser calculadas a partir de análisis de la composición del gas mencionado en la sección anterior.

Los cálculos de propiedades deberán ser ejecutados y los resultados alimentados en forma automática a los equipos electrónicos de medición y cálculo de volumen de gas.

· Equipo electrónico de  medición y cálculo de volumen de gas
Se instalarán equipos electrónicos de medición y cálculo de volumen de gas en aquellos puntos que el MEM considere necesario para un mejor control fiscal. Estos equipos podrán utilizarse para manejar varias corrientes siempre y cuando sean aprobados por el MEM y los cuales deberán cumplir con lo siguiente: 

a) Adaptación a la normativa internacional de medición AGA, ISO y API, tanto en lo que se refiere a la instalación de dichos equipos como a las fórmulas de cálculo de los volúmenes.

b)  Existirá el control de acceso para restringir la modificación de los parámetros de cálculo, lo que sólo podrá ser realizado por personal autorizado con aprobación  del MEM.

c)  Cada modificación deberá quedar registrada en el equipo con los respectivos valores previos y finales, la fecha y la hora del mismo, además de la identificación del personal que realizó el cambio,  

d)  Deberá contarse con un respaldo por baterías para garantizar la continuidad en el funcionamiento del equipo ante fallas en el suministro eléctrico.

e)  Los algoritmos utilizados en los cálculos deberán ser aprobados por alguna institución emisora de normas, tales como AGA o ISO, o por empresa autorizada por el MEM para tales fines.

f)   En el caso de fiscalizar propiedades del gas, se deberán incluir en el equipo electrónico de medición y cálculo de volumen de gas, los algoritmos correspondientes, los cuales deberán ser previamente acordados y aceptados por el MEM.

     El equipo electrónico de medición y de cálculo de volumen de gas, exclusivo para cada corriente, pone en relieve la importancia del mismo. La medición precisa requiere la aplicación de correcciones matemáticas sofisticadas de las entradas o datos sin corregir que reciba el equipo electrónico de medición y de cálculo de volumen de gas. Este equipo mantendrá el control sobre las corrientes de medición y deberá activar la alarma si alguna condición se desvía de algún límite predeterminado.

El uso de nuevas tecnologías para medición primaria de flujo de gas natural, distinto al de placa orificio, toberas, venturi, coriolis, turbina o ultrasonido, bien sea en ventas o transferencia de custodia, deberán estar en estricta concordancia con estas normas y las normas internacionales AGA o ISO. Las empresas operadoras deberán someter a la aprobación del MEM el uso de dicha tecnología.

2.3.3.6 Integridad de los Sistemas y Equipos de Medición y Procesamiento

Los sistemas de medición y equipos que lo conforman deberán tener características constructivas y operacionales que garanticen:

a)  La medición de todo el flujo sin posibilidad de desvío ni contaminación del fluido.

b)   Alta disponibilidad operacional del sistema.

c) Fidelidad e integridad de las mediciones, de la base de datos y de los cálculos que los equipos y sistemas ejecutan.

· Medición de todo el flujo

a) La conexión  de los medidores en un sistema de medición deberá ser realizada de forma tal, que no sea posible el desvío de flujo por una ruta que no pase a través de los medidores.

b) No se deben instalar líneas de desvío a los medidores. La instalación del sistema de medición debe ser realizada de tal manera que permita colocar fuera de servicio y/o realizar mantenimiento a un medidor, con el resto de los medidores en servicio, sin necesidad de desviar ninguna cantidad de flujo.

c) En caso de requerir la instalación de desvío, éste deberá estar provisto de válvula de bloqueo con alta integridad de hermeticidad de tipo doble bloque y purga, de candado y sello que garantice el mantenimiento de la válvula en posición cerrada. Como opción, se puede instalar dos válvulas con candado en su posición cerrada y colocar una brida ciega entre las válvulas. El uso de desvíos deberá ser aprobado entre las  partes involucradas.

· Disponibilidad operacional
Se deberá mantener la continuidad operacional del sistema de medición, aún en situaciones de mantenimiento de un medidor. A tal fin, los medidores se deben dimensionar de forma que el sistema pueda manejar la totalidad del flujo aun con un medidor fuera de servicio.

También es necesario considerar el respaldo de energía eléctrica para mantener los equipos de procesamiento y cálculos funcionando, aún cuando se interrumpa el  flujo a través del sistema por el paro de compresores. Esto es con la finalidad de poder medir el flujo que aún continua pasando debido a la inercia mecánica y presión. También garantiza la preservación de la información del flujo total acumulado y otras variables.

La disponibilidad operacional se deberá considerar a nivel del procesamiento o cálculo del volumen.

Como medida de prevención se deberá establecer procedimientos de contingencia para el caso de falla en algún equipo o del sistema completo de medición.

La disponibilidad del sistema de medición podrá incrementarse con el uso de equipos con capacidad de autodiagnóstico tanto durante el arranque como durante la operación normal de los equipos.

Todos los equipos del sistema deberán poseer protección, en caso de existir sobre tensión eléctricas y descargas atmosféricas.

En caso de falla de alimentación eléctrica, el sistema de medición deberá ser capaz de un paro ordenado, así como de reinicio automático al restablecimiento de la energía eléctrica.

El sistema deberá tener un medio confiable para el manejo de la fecha y la hora.

El sistema debe tener un medio para almacenar el volumen total acumulado para cada medidor y el total del sistema. Estos valores acumulados no podrán reposicionarse a valor cero, a menos que se use un procedimiento de seguridad diseñado para tal propósito.

Los programas y aplicaciones  del sistema de medición deben tener rutinas de manejo de error para evitar la paralización de las tareas y cálculos debido a procesamiento de datos inválidos o fuera de límite.

· Fidelidad e integridad de las mediciones, de la base de datos y de los cálculos

El volumen se obtendrá como resultado de una serie de cálculos con datos provenientes de los sensores, medidores, factores y constantes los cuales deberán ser aportados por las empresas operadoras. 

Para garantizar la integridad de los valores de las mediciones, es necesario mantener los ajustes de calibración y configuración en los elementos de medición, así como el uso de los valores adecuados de los factores, constantes y ecuaciones de cálculos. Esto se logrará si se restringe el acceso para la realización de ajustes y modificación en los equipos del sistema.

Si el sistema de medición se conecta a una red, se deberá garantizar el acceso desde dicha red al sistema de medición únicamente desde las direcciones autorizadas. La red de comunicación deberá usar un protocolo donde la protección y la seguridad sean parte del mismo. 

Cualquier modificación o alteración de la base de datos, algoritmos de cálculos, ajuste de factores de cálculos, entre otros, se deberán realizar siguiendo un procedimiento, previamente establecido por la empresa operadora y aprobado por el MEM.

El acceso a los algoritmos y parámetros de cálculos  deberá ser  restringido y protegido mediante códigos de acceso, así como el modo de selección de operación automático/manual del sistema y las facilidades de modificación de la calibración y configuración.

La carga de constantes y rangos del equipo electrónico de medición y cálculo de volumen de gas, se deberá realizar al inicio de la operación, bajo el comando del operador autorizado, previa introducción de un código de acceso.

Cualquier acción de cambio de parámetro en el sistema deberá ser reseñado en el Libro de Registro del mismo, indicando el valor anterior, el valor nuevo, así como la fecha, hora y código de acceso usado para realizar el cambio.

2.3.3.7 Verificación del Sistema de Medición

Para mediciones que coinciden en un modo o en una red, la verificación global de las mismas será efectuada por balance de masas, previéndose la aplicación de técnicas de reconciliación de datos autorizadas por el MEM con demostraciones de su validez.

El personal de operaciones y mantenimiento de la empresa operadora, deberá tener presente que la función de la medición fiscal es proveer la información mediante la cual se determinará el valor monetario de los hidrocarburos gaseosos producidos y el cálculo de los impuestos respectivos. La instrumentación a utilizarse para la medición fiscal y transferencia de custodia deberá ser seleccionada por su exactitud y estabilidad. No podrán utilizarse aquellos instrumentos y equipos que demanden ajustes frecuentes.

Las correctas  mediciones y cálculos que realice cualquier sistema de medición deben ser verificados y validados en los siguientes casos:

a)  Antes de su puesta en servicio.

b)  En forma periódica, de acuerdo a la exigencia o rigurosidad del servicio y de mutuo acuerdo entre las partes.

c) Después de un mantenimiento mayor o modificación en los componentes del sistema.

d) Después de un ajuste de calibración en los medidores o sensores.

e) Cuando existen indicios, sospechas o evidencias de medición o cálculo no apropiados. 

La verificación deberá ser realizada por un ente acreditado, debidamente autorizado por el MEM.

La verificación la podrá realizar también una de las partes, siguiendo los procedimientos y normas ISO, de mutuo acuerdo entre las partes y avalado por el MEM como ente oficial de validación.

Una vez demostrada la correcta operación y cálculos del sistema, los resultados de la verificación, deberán ser avalados por el MEM, quién emitirá su respectivo certificado de validación.

· Calibración de equipos
La calibración de todo medidor usado para cálculo fiscal deberá ser realizada  por un ente acreditado ante el Ministerio de Energía y Minas y congruente con estándares nacionales e internacionales.

La variable de campo usada para cálculo fiscal deberá ser aprobada por el MEM y congruente con estándares nacionales e internacionales para los cálculos requeridos.

La dimensión geométrica usada para cálculo fiscal deberá ser medida y certificada por un ente acreditado ante el MEM y congruente con estándares nacionales e internacionales.

La frecuencia de calibración de los sistemas de medición de hidrocarburos gaseosos, utilizados en los campos de producción objeto de control fiscal y en los puntos de transferencias de custodia, deberá ser fijada dependiendo de las condiciones de procesos a la que estará sometida y a la tecnología empleada, sin que este periodo sea mayor a una vez  por trimestre. La calibración certificada debe ser realizada por entes acreditados ante el MEM. 

La Dirección competente del MEM podrá autorizar los instrumentos y equipos utilizados para la calibración de elementos primarios y secundarios de Medición de gas natural, los cuales hayan sido recertificados por entidades acreditadas y aceptadas por la misma Dirección.

Cada nuevo elemento primario o secundario de medición de gas natural a instalarse, aprobado por el MEM para servir como punto de fiscalización, deberá ser objeto de calibración y certificación fiscal, previa a su funcionamiento, por un ente acreditado de Servicios de medición de Hidrocarburos.

Cualquier equipo del sistema de medición fiscal, transferencia de custodia o venta que se encuentre o se sospeche en estado defectuoso deberá ser excluido del servicio de inmediato. Una vez corregida la falla, deberá ser recalibrado y sometido a recertificación.

Una copia del certificado de calibración, actualizada del sistema de medición fiscal, transferencia de custodia o venta deberá ser mantenida disponible en un archivo controlado, ubicado en las instalaciones donde se lleve a cabo la medición fiscal, transferencia de custodia o venta.

Los equipos de prueba utilizados en la calibración de instrumentos en el sistema de medición fiscal, transferencia de custodia o venta, deberán ser anualmente recertificados por entes acreditados o aprobados por el MEM. 

Los equipos de prueba podrán ser utilizados dentro de los 12 meses comprendidos a partir de la fecha de su calibración. Se considerarán fuera de certificación después de esa fecha. Los equipos serán devueltos o excluidos del servicio y no serán utilizados para calibración después de la fecha de vencimiento de la certificación.

En los resultados de cada proceso de calibración se deberá emitir un análisis de la incertidumbre asociada a la medición, de acuerdo con lo dispuesto en estas normas y con la GUM.

 En el caso de que durante la certificación se determine una desviación en el comportamiento, que exceda los rangos aceptables por esta norma, se deberá proceder a calibrar  los equipos involucrados en la medición por un ente acreditado.

 Se deberá proceder a una certificación si se realiza el reemplazo, ajuste, mantenimiento o alguna otra alteración a cualquiera de los equipos utilizados para el cálculo de volumen. Esto incluye la actualización de la composición del fluido.

Para cada nueva instalación de fiscalización, especialmente si se prevé utilizar tecnologías de medición no incluidas en estas normas, se deberá incluir en la solicitud de aprobación del MEM una descripción detallada del método de calibración a ser utilizado.

· Manejo y resguardo

Los equipos de prueba certificados para calibración de sistemas de medición, deberán ser manejados y resguardados de acuerdo a los procedimientos definidos en los estándares ISO y AGA equivalentes.

2.3.3.8 Cálculo y Procesamiento de los resultados de la medición

El cálculo y procesamiento de la información se deberá realizar en un procesador diseñado y dedicado especialmente para la aplicación.

2.3.3.9 Lapsos de Fiscalización

A los fines  de efectuar el cálculo de la regalía y del control, las empresas operadoras deberán presentar un informe mensual (calendario) donde se especifiquen los balances del gas  asociado de cada campo de producción, detallando el gas producido, consumido como combustible, venteado o quemado, reinyectado, vendido o transferido a otros campos. Asimismo, las empresas productoras de gas no asociado deberán presentar un informe mensual (calendario) donde se especifiquen los balances de gas no asociado de cada campo de producción así como el gas reinyectado. Dichos balances deberán incorporar en una sola plataforma de medición, los distintos elementos primarios, ya sea la placa de orificio u otros elementos validados por el MEM, los cuales deberán ser presentados  en términos de volumen y valor calorífico ( MJ / m3, BTU o Kcal).  Dicha información deberá estar de acuerdo con los sistemas de auditorias automatizadas o no, que el MEM y la operadora mutuamente acuerden.

Los lapsos de la fiscalización de las mediciones del gas natural serán los siguientes:

a)  Los días de operación terminan a las 12:00 horas del mediodía, lo cual indica que los cierres de movimientos de hidrocarburos gaseosos deberán hacerse a esta hora.

b)  La fiscalización diaria del gas natural se efectuará en las instalaciones a la misma hora.

c)  El balance anual de producción fiscalizada de hidrocarburos gaseosos se inicia a las 12:00 horas del mediodía del 31 de Diciembre del año anterior y finaliza a las 12:00 horas del mediodía del  31 de Diciembre del año actual.

d)  El balance diario de producción fiscalizada se inicia a las 12:00 horas del mediodía y finaliza a las 12:00 horas  del mediodía del día siguiente.

e)  El balance mensual de producción fiscalizada se inicia a las 12:00 horas del mediodía del último día del mes anterior y finaliza a las 12:00  horas del mediodía del último día del mes actual.

2.3.3.10 Documentación

Las empresas operadoras deberán llevar y mantener actualizado un libro de registro en forma de archivo electrónico para cada uno de los medidores utilizados incluyendo el usado como patrón, donde deberá quedar asentado lo siguiente:

a)  Calibraciones rutinarias, con los resultados de las mismas y los ajustes realizados en los casos que apliquen.

b)  Mantenimiento general de los medidores.

c)  Errores de medición detectados durante la calibración de los equipos.

d)  Averías físicas  o desconfiguración de los medidores.

e)  Retiro del servicio normal del medidor con inclusión de las horas y lecturas totalizadoras. 

f)  Para el caso de medidores patrón deberá existir una certificación, emitida por una empresa de servicio calificada, previamente autorizada para tal fin por MEM.

Dichos archivos deberán estar a la disposición del personal del MEM para su inspección, siempre que sea necesario.

Se deberán usar formatos estándares para efectuar los informes donde se reportará la información.

Los informes a incluir son los siguientes

a)  Informes de gestión

b)  Informes de mantenimiento

c)  Informes de fallas

Dichos informes deberán ser presentados al MEM, utilizando los medios alternativos siguientes:

a)  Información computarizada permanente, conectada expresamente en computadoras propiedad de cada interesado y a disposición del MEM, ubicados en los lugares previamente convenidos y utilizando para ello los programas de computación establecidos por el MEM.

b)  Información computarizada y protegida por vía de correo electrónico, a las direcciones y en programas de correo previamente señalados por el MEM.

c)  Por medio de facsímil, dirigido a las direcciones señaladas por el MEM.

d)  Por escrito, dirigido a las direcciones señaladas por el MEM.

2.3.3.11 Muestreo

El sistema de muestreo deberá recolectar y almacenar una muestra representativa de gas a la condición operacional del gasoducto, y permitir su transporte al laboratorio para su análisis. El sistema de toma muestras se deberá instalar lo más cercano posible al gasoducto y cumplir con los requerimientos del ISO 10715.

Se deberá mantener una distancia mínima de 20 diámetros de tubería de cualquier punto de muestra ubicado aguas arriba del punto de medición, que pudiera causar perturbación en el flujo. 

Si se usa un sistema de toma muestras automático, éste deberá estar controlado por el flujo en el gasoducto. Adicionalmente al toma muestras automático, se deberá instalar un punto para la toma manual de muestras representativas. Opcionalmente, se podrá obtener la muestra manual desde el mismo punto de la recolección de la muestra automática.

El punto de toma muestras manual deberá estar provisto con válvulas y facilidades de conexión a la botella recolectora.

Las muestras deberán ser recolectadas en botellas limpias de tipo transportable con capacidad de 1000 ml, de tipo pistón flotante con retropresión proporcionado por un gas inerte, indicador de posición del pistón e interruptores de límite de carrera para el llenado máximo.

2.3.3.12 Auditoría

Los sistemas de medición fiscal y de transferencia de custodia, deberán ser periódicamente auditados a fin de verificar el cumplimiento de las condiciones de operación establecidas. Las auditorías técnicas podrán ser realizadas por funcionarios del MEM o por entes acreditados para efectuar esta actividad. De  igual forma, los departamentos técnicos de la operadora podrán realizar auditorias internas con el fin de verificar los sistemas de medición.

 Los sistemas de medición deberán ser auditados por lo menos una vez cada año. Dichos equipos dispondrán como mínimo de las siguientes características que aseguren la auditabilidad del mismo:

a)  Datos de configuración

b)  Registro de alarmas y modificaciones de la configuración (hora, fecha y autor de la modificación)

c)  Registro de constantes, factores de cálculos y calibraciones

Adicionalmente, podrán ser efectuadas en cualquier momento, a solicitud del MEM,  auditorías técnicas. las cuales deberán abarcar como mínimo los siguientes aspectos:

a)  Inspección de los libros de registro y control (log).

b)  Inspección y verificación de:

Informes diarios de la medición

Informe de funcionamiento y calibración del probador

Informes de calibración y certificación de los equipos de medición

c)  Inspección de la condición de la estación de medición

d)  Verificación de los equipos electrónicos de medición y cálculo de volumen de gas y 

Una vez efectuada la auditoría, se levantará un informe de conclusiones el cual deberá incluir:

a)  Resumen del alcance de la auditoría

b)  Resumen de los términos de referencia del auditor

c)  Lista de aspectos auditados

d)  Recomendaciones

2.3.3.13 Contingencia de la Medición Fiscal

Las empresas operadoras deberán garantizar la medición correcta de los volúmenes de gas manejados y por tanto el funcionamiento continuo de los equipos de medición instalados.

Para ello elaborarán y mantendrán en vigencia planes de operación, calibración y mantenimiento de los sistemas de medición acorde con los requerimientos mínimos exigidos por el fabricante de los equipos, por esta normativa y por las mejores prácticas de ingeniería

 Adicionalmente y sólo para ser utilizado en casos de excepcional contingencia, las empresas operadoras deberán contar con un plan que permita, a través de acciones alternas, continuar midiendo los volúmenes de gas manejados.

Si ocurriera alguna falla en el equipo de medición que impidiera determinar con exactitud el volumen de gas entregado, se procederá a efectuar las estimaciones del mismo, de acuerdo a  lo siguiente:

1-.Efectuar la verificación del medidor a través de un equipo patrón 

2-.Determinar el porcentaje de error encontrado.

3-.En caso de resultar una falla en los volúmenes calibrados en el medidor, que arrojen niveles  de incertidumbre mayores a las permitidas de acuerdo al tipo de gas se procederá a corregir el volumen histórico obtenido desde la ultima calibración efectuada, además de ajustar el medidor al cero error. Igualmente la empresa operadora elaborará un informe de las correcciones efectuadas fundamentando éstas, en las desviaciones encontradas el cual deberá ser entregado al MEM.

Los volúmenes serán corregidos a partir de la fecha cuando haya ocurrido la falla. Si dicha fecha no puede determinarse, la corrección de los volúmenes se efectuaran correspondiendo a la mitad del tiempo transcurrido desde la calibración efectuada en el medidor según el registro expedido a tal efecto.

A pesar de las previsiones que se puedan tomar para mantener la continuidad operacional de los sistemas de medición con propósito de fiscalización, transferencia de custodia y/o venta, en los procedimientos operacionales de dichos sistemas de medición, se deberán contemplar procedimientos de contingencia de medición y cálculos, para el caso de que no se pueda utilizar el sistema de medición automático.

El uso de procedimientos de contingencia para las mediciones o cálculos deberá ser notificado al MEM y no se deberá extender mas allá de 72 horas. Cualquier extensión deberá ser autorizada por el MEM. Las extensiones serán por lapsos no mayores de 72 horas cada una.

Durante el lapso en el cual se apliquen procedimientos de contingencias, la empresa operadora deberá suplir los recursos de personal y logística necesarios  para realizarlos. 

Si falla un medidor de flujo y no se cuenta con suficiente capacidad para manejar el flujo total con el resto de los medidores de flujo del sistema de medición, la primera opción a considerar será la operación a una capacidad menor, de manera que no sobrepase el rango máximo del sistema de medición.

No se deberán operar los medidores de flujo por encima de su rango normal de operación, ya que los resultados de las mediciones en esa condición no son confiables.

La segunda opción será desviar el flujo del medidor con problemas y hacer la medición con un método alterno, antes o después del medidor. El método alterno de medición deberá estar aceptado por el MEM.

Si fallara el medidor de temperatura o presión, previa autorización  del MEM se usará para el cálculo de volumen, el valor promedio de los tres (3) últimos días antes de la falla del elemento de medición. Dicho valor promedio será introducido manualmente en el equipo electrónico de medición y cálculo de volumen de gas.

Si el sistema de cálculo de volumen está inhabilitado, se deberá hacer el cálculo en forma manual con los valores de mediciones obtenidos de las mediciones automática o manual y siguiendo la metodología establecida en las normas AGA e ISO. 

Se deberá dejar constancia por escrito de los valores de las mediciones manuales y/o de los resultados de los cálculos realizados en forma manual.

2.2.4 EVALUACIÓN ECONÓMICA DE PROYECTOS
El estudio de un proyecto surge como respuesta a una «idea» que busca ya sea la solución de un problema o la forma para aprovechar una oportunidad.  Un análisis preliminar de la situación debe permitir un juicio, de la posibilidad de concretar la idea en una acción.

El mercado de productos y servicios es uno de los principales aspectos de un proyecto, por lo que hay que dedicarle un gran esfuerzo a investigar y analizar. Otros de los aspectos fundamentales a ser considerados es sin duda la proyección financiera ya que esta determina  cómo será la situación futura de la economía del proyecto. Este último es uno de los aspectos más importantes del estudio de factibilidad, pues dirá si el proyecto será sostenible económicamente y se determinará cuántas serán las utilidades o ganancias esperadas. 

De acuerdo con las Guías de Gerencia Para Proyectos de Inversión de Capital (GGPIC) (2006), un proyecto se divide en cinco fases: Visualizar, Conceptualizar, Definir, Implantar y Operar. La  completación de cada fase incluye un documento en la industria denominado “Documento de Soporte de Decisión (DSD)”, el cual varía en función de la fase en la cual se encuentra un proyecto. Cada DSD debe contener un estimado de costo y un plan de ejecución de todo el proyecto, un plan detallado, el estimado de Clase II de la correspondiente y los recursos necesarios para ejecutar la fase siguiente, la cual no podrá iniciarse sin antes obtener la aprobación del DSD correspondiente (por parte de la empresa, específicamente La Gerencia de Evaluación Financiera de Negocios)

2.24.1 Actividades a realizar en cada fase de un Proyecto

a)  Visualizar
· Establecer los objetivos y prepósitos del proyecto
· Verificar alineación del proyecto con estrategias corporativas

· Desarrollo preliminar del proyecto (Alcance del proyecto; estimado de costo Clase V de todas las propuestas; Preparar estimado de costo Clase II y plan de ejecución clase II de la Fase conceptualizar; Factibilidad técnica / económica de proseguir con la propuesta) 

·  Elaboración del DSD 1

b)  Conceptualizar

· Selección de la(s) opción(es) preferidas(s). (Evaluar la tecnología, evaluar el sitio, preparar alcance conceptual, plan de ejecución y estimados de costos clase IV para todo el proyecto; Evaluar rentabilidad de opciones)

· Preparar estimado de costos clase II y plan de ejecución

· Factibilidad técnica / económica de proseguir con el proyecto

· Elaboración del DSD 2.

Esta investigación estaría enmarcada en las dos primeras fases de esta clasificación (Visualización y Conceptualización)

Nota: los desembolsos asociados a las Fases de Visualización y Conceptualización, deben ser considerados en el presupuesto de Operaciones

c) Definir

· Desarrollar el paquete de definición del proyecto (Analizar los riesgos; Precisar el alcance y desarrollar el diseño básico; Desarrollar en detalle el plan de ejecución y preparar estimado de costo Clase II para todo el proyecto; Evaluar el grado de definición del proyecto (Front End Loanding Index o Índice FEL/ Project Defenition Rating Index o PDRI); Establecer güias para el control del proyecto; Asegurar plan de aseguramiento Tecnológico)
· Establecer el proceso de contratación (Elaborar/ Validar estrategia de ejecución / Contratación; Desarrollar documento de solicitud de oferta (DSO)).
· Preparar el paquete para la preparación del proyecto ( Revisar evaluaciones para solicitar fondos propios / financiamiento; Preparar documentación para aprobación DSD3).
d) Implantar

· Contratación

· Aprobar estrategias y lista de empresas

· Proceso de selección de contratistas

· Revisión y firma de contratos

· Administración de contratos

· Ejecución

· Ingeniería de detalle

· Procura de materiales y equipos

· Materialización plan de aseguramiento tecnológico

· Construcción

· Preparar documentación para aprobación DSD4-

e) Operar

· Operación Inicial (Preparación y pruebas para el arranque (commissioning); Arranque)
· Pruebas de garantía (Prueba de capacidad; Primer período de operación (liberación de finanzas))
· Aceptación de instalaciones (entrega de instalaciones)
· Elaboración de informes finales (Cierre de proyecto; Primer informe Técnico/económico (postmortem) y Divulgación).
· Evaluación continua.
2.2.4.2 Premisas Económico /Financieras

Para realizar la evaluación económica de la investigación se tomaran las siguiente premisas ajustadas a las exigencias de la empresa (PDVSA EyP)

· Toda propuesta de inversión  deberá presentar economías favorables para PDVSA y la Nación, y haber sido seleccionada como indispensable para el logro de las metas de la Corporación. Las propuestas de inversión deberán justificarse bajo criterios de eficiencia que mejoren la posición competitiva de PDVSA, evitando aquellas cuyas ventajas deriven exclusivamente de beneficios fiscales. De acuerdo con esto, se entiende como economías favorables de un programa o de un proyecto, que los indicadores económicos del mismo superen los mínimos exigidos por PDVSA para cada uno de sus negocios /filiales o que su ejecución, comparada contra la alternativa de no hacerlo, sea la opción menos costosa para PDVSA sin perjuicio de la Nación.
· AÑO BASE (período cero): año del presupuesto que se está considerando.
· Flujo de caja en términos de moneda constante al momento actual.
· Para ser considerada, toda propuesta de inversión que genere ingresos debe superar el 15% de Tasa Interna de retorno (TIR) y tener un Valor Presente Neto (VPN) mayor a cero.
· La Tasa de Descuento a utilizar a fin de determinar los indicadores económicos para PDVSA y sus filiales será de 12% real. Para los proyectasen progreso cuya evaluación a costo total presente un VPN negativo, se deberá elaborar una evaluación con las inversiones remanentes y comprar con otra alternativas de inversión, básicamente utilizando el Valor Presente Neto (VPN) y la Eficacia de la Inversión (EI).
· Los Flujos de caja resultantes en cada evaluación deberán ser calculados en dólares equivalentes. A fin de llevar desembolsos de años anteriores a dólares constantes  se deberá utilizar las paridades y los índices de inflación históricos indicados en el anexo I (Manual  de lineamientos para la evaluación económica del portafolio de Inversiones (LEEPI)).
· Los programas y proyectos se evaluarán asumiendo que los mismos son ejecutados con recursos propios. Es decir, sin incluir ningún concepto de financiamiento en la evaluación económica de la propuesta.
· En el caso que distintos renglones presupuestarios se orienten a un mismo objetivo, se deben considerar como una “ Propuesta Integral” y se debe tomar el total de producción adicional a generar, el costo total de los programas o proyectos que conformen la popuesta y los ingresos y gastos que generan los renglones presupuestarios incluidos en ella. Para estos casos los indicadores económicos solo se calcularan para la propuesta integral.
· Las evaluaciones económicas deberán calcularse en forma incremental. S entiende como “Evaluación Incremental”, aquella que considera sólo los impactos/beneficios que ocurren en el negocio producto de ejecutar la inversión propuesta, destacando todos aquellos elementos cuya ocurrencia ya existe y/o s independiente de la ejecución del proyecto.
· Como caso base,  todas las propuestas deben evaluarse / presentarse a Nivel Unidad de Negocio / Filial, exceptuando los casos de propuesta de interés corporativo en los cuales se deberán realizar evaluaciones a nivel Corporativo/Nación.
· El escenario de precios a utilizar en las evaluaciones económica, es el escenario base emitido por la Dirección ejecutiva de Planificación Corporativa o Dirección Ejecutiva de Comercio y Suministro de PDVSA. En el caso de proyectos que comercialicen o consuman productos no litados en el escenario oficial de PDVSA, los precios a ser utilizados para esos productos o insumos deben estar avalados por las mismas organizaciones.
· Como caso base, las contingencias por inversión están incluidas en los estimados de costos que suministran las unidades de ingeniería. En tal sentido, no será necesario volver a incluir este concepto dentro de la evaluación económica de proyectos.
2.2.4.3 Metodología para las Evaluaciones Económicas

· La evaluación económica de las propuestas de Inversión se realizará mediante la metodología del Flujo de Caja Descontado y se tomará como Indicadores Económicos: el Valor Presente Neto (VPN), Tasa Interna de Retorno (TIR), Eficiencia de la Inversión (EI) y el Tiempo de Pago Dinámico. Se utilizará como base las siguientes premisas económicas/financieras:
Por Convención, los Valores Presentes se calcularán referenciado a finí de período del año de presupuesto. En otras palabras, para el cálculo de los VP no se deberá descontar el flujo de caja del año de presupuesto (período cero), mientras que los flujos de caja de los demás años deberán ser descontados a valor de la tasa de descuento para ser llevados a la misma base de VP. La siguiente fórmula refleja lo descrito:
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Donde:

FCo: Flujo de caja o Inversión del año de presupuesto (período cero)

FCN: Flujo de caja o Inversión del año N (período 1, período 2,…período n)

N: Año N

Ao :  Año del período Cero

El Tiempo de Pago Dinámico se medirá en años contados a partir del primer año de operación del proyecto, restándole las inversiones del proyecto llevadas al año base, al flujo de caja descontado de cada año hasta que la diferencia sea igual a cero.
Para el cálculo  del la Eficiencia de la Inversión, se deberá utilizar la siguiente fórmula:
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[image: image7.wmf]VPN: Valor Presente Neto

VP INVERSIONES: Valor presentes de las inversiones

Depreciación / Amortización: se calculará por el método de la línea recta y/o unidad de producción, según sea el caso, de acuerdo con las políticas contables y Financieras de Capitalización establecidas en el Manual de Prácticas de Contabilidad sobre política de depreciación.

En los proyectos donde se justifique aplicar otro tipo de depreciación (método o tiempo), diferente a los definidos en las Políticas Contables y Financieras de Capitalización, la documentación que soporta el proyecto deberá presentar detalles sobre viabilidad lega respectiva y plan de acción para su consecución.

Horizonte económico. Como caso base, el horizonte económico será igual a: el período de inversión más la vida útil del activo principal (de acuerdo con el Manual de Prácticas recontabilidad sobre política de depreciación). En casos especiales, debidamente justificados en función de la ida útil técnica probada de un activo y de la viabilidad del mercado, el horizonte económico podrá ser extendido. Este tipo de evaluaciones deberá reconocer las inversiones y gastos necesarios para mantener el activo en operación más allá de su vida útil según libros.
Valor Residual. Para efecto de la Cartera de Inversiones como caso base no se considerará el valor residual de los activos-

Capital de Trabajo. Se entiende por capital de trabajo, los requerimientos de un negocio en marcha producto de sus transacciones comerciales y necesidades operacionales. Generalmente, está compuesto por la suma de las cuentas por cobrar, los inventarios operacionales y los requerimientos de caja para cubrir operaciones mientras se cumple el ciclo de efectivo a corto plazo, menos las cuentas por pagar. En aquellos casos donde la ejecución de un proyecto implique cambios relevantes en el capital de trabajo de la filial que lo propone, o en los cuales el capita de trabajo sea un monto relevante con relación a la inversión, o que trate de proyectos que conlleven la constitución de una nueva planta o empresa (“grass root”), o de rentabilidad marginal, debe incluirse en la evaluación económica de los mismos el capital de trabajo necesario para la puesta en marcha del proyecto y su posterior operación.

Impuestos. Los impuestos a los que estará sometido un proyecto se manejarán de la siguiente forma:

Impuesto Sobre la Renta, la tasa de impuesto sobre la renta a utilizar para PDVSA Petróleo, Commerchamp y CVP es del 50%. Para las Asociaciones de la Faja y las Empresas constituidas entre PDVSA Petróleo y las Universidades Nacionales y las demás empresas/filiales, se considerará un porcentaje del 34%.
Impuesto de los Activos Empresariales, No aplica.
Impuesto al Valor Agregado, las unidades de negocios que pagan IVA, pero no lo recuperan en su totalidad (comercialización productos exentos), deberán incluir su impacto dentro de la evaluación económica de sus proyectos.
Impuestos de los Dividendos, No aplica.
Impuestos Municipales, PDVSA y las empresas 100% propiedad de PDVSA no están sujetas al pago de impuestos municipales. En el caso de proyectos en asociación con terceros, deberá incluirse este impuesto en función de la tasa particular del municipio en el que esté localizado el proyecto.
Regalías de explotación,
Crudo y Gas: se reproduce lo indicado en la Ley Orgánica de Hidrocarburos (Gaceta Oficial N° 37.323 de fecha 13 de Noviembre de 2001)

Capítulo VI Del Régimen de Regalía e Impuestos

Sección I De la Regalía

Artículo 44.- De los volúmenes de hidrocarburos extraídos de cualquier yacimiento, el Estado tiene derecho a una participación de treinta por ciento (30%) como regalía.

Niveles de evaluación, las evaluaciones económicas de las propuestas de inversión se deben presentar en los siguiente niveles de evaluación, para su posterior análisis:
· Nivel Unidad de Negocio / Filial, una evaluación  a este nivel considera, en la determinación de los flujos de caja del proyecto, sólo los impactos que genera el proyecto en las economías de la unidad de negocio o filial, obviando los impactos que pudiesen causarse en otras empresas o unidades de negocio de la Corporación. El flujo de caja a nivel unidad de negocio / filial sería:
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Donde:

I: Ingresos (incluye exportaciones, Ventas Locales, Otros ingresos, Ahorros)

GD: Gastos Desembolsables

R: Regalías de Explotación

OI: Otros impuestos Operacionales

GAI: Gastos Administrativos Incrementales

ISLR: Impuesto Sobre la Renta

Inv. : Inversiones

ORC: Otros requerimientos de Capital (Ej. Capital de Trabajo)

· Nivel Nación,  una evaluación Nivel Nación considera los flujos de caja a nivel de unidad de negocio/ filial o nivel corporativo (si procede), excluyendo los impuestos nacionales causados por la ejecución del proyecto. Este nivel de evaluación se usará, como complemento, para comparar los resultados de las opciones de Menor Costo y no deberá ser usado para justificar económicamente proyectos de generación de ingresos.
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· Nivel Corporativo, es requerida para aquellos proyectos que impacten a más de una unidad de negocio / filial. Este tipo de evaluación requiere calcular el flujo de caja incremental que genera el proyecto en las diferentes unidades / filiales afectadas, sobre el cual serán calculados sus indicadores económicos. Este nivel de evaluación se debe realizar por las unidades corporativas de los negocios involucrados y deberán estar avaladas por la Gerencia de Evaluaciones Económicas Financiera de Proyectos de la Dirección Ejecutiva de Finanzas.

2.2.4.4 Análisis de sensibilidad, 

Para realizar el análisis de sensibilidad, se recomienda utilizar los siguientes  factores límites resultantes de un estudio estadístico de un grupo de proyectos representativos de la Industria. Sin embargo, se puede tomar otos valores máximos y mininos de variación que se consideren más apropiados, en cuyo caso se deben anexar los soportes necesarios para justificar y/o explicar cómo se obtuvieron.
Tabla 2.- Factores Claves para el análisis de Sensibilidad
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2.2.4.5 Análisis de riesgo, 

Todo proyecto cuyo costo total sea superior a MM$ 25 deberá ser objeto de un análisis de riesgo mediante simulación Mortecarlo o Árbol de decisiones.
A fin de realizar este análisis, se deberá seguir la metodología establecida por la Dirección Ejecutiva de Planificación Corporativa de PDVSA para el Análisis y la Toma de decisiones bajo Incertidumbre y Riesgo.

2.2.4.6 Tipos de Propuesta de Inversión

Una propuesta de inversión se define como la información detallada que se debe presentar de un programa o proyecto, para solicitar su aprobación en el presupuesto.

En función al tipo de propuesta sometida, se deberán considerar consideran los siguientes aspectos metodológicos:

· Programas,  se entienden como programas, aquellas inversiones en activos que ocurren de manera recurrente cada año, a fin de logar objetivos de corto y mediano plazo. Por lo general, los programas pueden ser divididos en etapas de ejecución, definidas éstas en función de un alcance físico o de tiempo. Como característica de un programa, se tiene que una porción del mismo puede ser propuesta, modificada o cancelada. Sin embargo, la parte completada tendrá valor productivo y su desembolso es capitalizado en el año que es completada.
· Proyecto, se entiende como proyectos aquellas inversiones en activos no recurrentes o no repetitivos con un objetivo, alcance, costo y cronograma de ejecución claramente definidos. Los proyectos son completamente operables como unidad y tienen valor productivo únicamente al ser completados.

El alcance de la obra normalmente no es susceptible de ser modificada sin originar cambios en el rendimiento del proyecto.

Los proyectos que se conceptualizan bajo la premisa de su ejecución es un incremental sobre el caso base de operación, se evalúan determinando los flujos de caja en función de la diferencia entre el caso hacer el proyecto y el caso no hacer el proyecto.

En el caso que un proyecto se conceptualice bajo la premisa que su no ejecución puede causar impactos en la operación, los mismos deberán ser evaluados mediante un análisis costo-beneficio-riesgo.

2.4 TÉRMINOS BÁSICOS
Los términos que se definen a continuación fueron tomados de las Normas Técnicas para la Fiscalización Automatización del Gas Natural (2000).

2.4.1 Cromatografía,  es el resultado de la composición de un fluido obtenido mediante técnicas de análisis espectral de las emisiones o absorciones de energía.

2.4.2 Enderezador de flujo, es la longitud determinada de  tubería que contiene elementos que ayudan a la eliminación de turbulencias, denominadas venas enderezadoras. Esta pieza se instala a la entrada del medidor de flujo con el fin de reducir los errores en la medición.

2.4.3 Error aleatorio, es el error causado por aleatorias temporales y espaciales de las magnitudes que influyen en la medición y que son imposibles de predecir.

2.4.4 Error de medición, es la diferencia entre el resultado de una medición y el valor verdadero del mensurando.

2.4.5 Error máximo permisible de un medidor, es el valor extremo del error permitido por especificaciones, reglamentos, etc.

2.4.6 Error sistemático, es el error causado consistentemente por el efecto de alguna o varias magnitudes que influyen en la medición.

2.4.7 Exactitud,  es la cantidad que refleja el grado de proximidad entre los resultados de las mediciones y los valores verdaderos de la variable medida.
2.4.8 Fiscalización, es el acto en que se establece la medición de cantidades de manera automatizada y certificadas por el MENPET, a ser utilizada para el cálculo del pago de impuestos y regalías.
2.4.9  Fiscalización automatizada, es el acto en que se establece la medición de cantidades de manera automatizada y certificadas por el MENPET, a ser utilizadas para el cálculo del pago de impuestos y regalías, como parte integral del Sistema Automatizado de contribución Fiscal (SACF).
2.4.10  Humedad, se refiere a la presencia de vapor de agua en el gas. La humedad o contenido de agua del gas se expresa en términos de masa de agua por unidad de masa o volumen de gas a condiciones estándar.
2.4.11  Gas Seco, es un gas que teóricamente no contiene vapor de agua.
2.4.12  Gas Húmedo, es un gas que contiene vapor de agua. Puede estar saturado o no. Se usará el término gas húmedo para referirse al gas con la cantidad de agua medida en condiciones de operación o con la humedad especificada.
2.4.13  Gas Residual, es un gas al cual se la han extraído cantidades apreciables de hidrocarburos líquidos C3+. su componente principal es el metano.
2.4.14  Gas Rico, es aquel del cual se puede obtener cantidades apreciables de hidrocarburos líquidos, C3+.
2.4.15  Incertidumbre en la medición, es el parámetro asociado al resultado de una medición que caracteriza la dispersión de los valores que pudieran se atribuidos razonablemente a la sustancia medida.
2.4.16  Medición, es la comparación contra un patrón con el objetivo de determinar el valor de una variable, sobre la base d un procedimiento predeterminado.

2.4.17  Medición en línea, es la medición en la cual el dispositivo está localizado directamente dentro de la línea principal, midiendo continuamente el material.

2.4.18  Mermas, es la reducción de la masa del fluido manejado debido a razones naturales asociado al proceso al cual es sometido. Ejemplos d mermas son la vaporización del crudo en tanques atmosféricos durante su almacenamiento y la condensación de gas durante la compresión.

2.4.19  Muestreo, son todos los pasos necesarios para obtener una muestra representativa del gas que fluye a través de una tubería y colocar dicha muestra en un recipiente o contenedor para su análisis.

2.4.20  Pérdidas, se entiende como pérdidas durante el manejo de un fluido, a la masa que sale del sistema por desperfectos de los equipos utilizados o por fallas operacionales, lo que implica que pueden ser evitadas. Ejemplos de pérdidas son las fugas y filtraciones.

2.4.21  Precisión, es la cantidad o número que define el máximo error asociado a la medición, bajo ciertas condiciones de operación.

2.4.22  Quema del gas natural, consiste en quemar deliberadamente parte o todo el gas producido.

2.4.23  Rangoabilidad (Alcance de la medición), relación que indica el grado de versatilidad del instrumento de medición. Se obtiene al dividir el valor máximo registrado por el instrumento entre el valor mínimo medido por éste.

2.4.24  Registrador, es el receptáculo en el cual va inserto el disco o cartilla de medición. El registrador se abre para retirar el disco. En cada oportunidad debe registrarse la fecha de inserción del disco en el registrador, así como la fecha de retiro del disco.

2.4.25  Repetibilidad, es la medida del grado en que distintas lecturas de un mismo valor d entrada bajo las mismas condiciones de operación, tiende alejarse de dicho valor de entrada.

2.4.26  Resultado de la medición, es el valor atribuido al flujo de la sustancia medida.

2.4.27  Segregación, es la producción de un área operacional de pozos perforados en diferentes yacimientos con características no necesariamente idénticas-

2.4.28  Transductor,  es un dispositivo que convierte un tipo de señal a otra.
2.4.29  Transferencia de custodia,  ocurre cuando el producto es entregado a un tercero para su manejo y custodia, manteniéndose la propiedad del producto.
2.4.30  Trazabilidad o seguimiento de origen, es la propiedad del resultado de una medición o de un valor usado como referencia que permite compararla con referencias establecidas, normalmente estándares nacionales o internacionales, a través de una cadena ininterrumpida de comparaciones, poseyendo cada una de las mismas una incertidumbre definida-
2.4.31  Validación de la medición, es l acto de dar aceptación o fe del resultado obtenido.
2.4.32  Ventas, es el acto, mediante el cual el producto es entregado a un tercero a cambio de un valor económico, transfiriendo la propiedad del producto.
2.4.33  Venteo, es el gas arrojado a la atmósfera por desperfectos imprevistos de los equipos de compresión o por falta de capacidad o ausencia de los sistemas de recolección, compresión y distribución del gas o por cualquier otra razón operacional.
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MAESTRIA: GERENCIA DE LAS FINANZAS Y LOS NEGOCIOS
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