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GLOSARIO

ABSORCION: Proceso en el que los atomos, iones o moléculas pasan de
una primera fase a otra incorporandose al volumen de la segunda fase.
ADSORCION: Proceso en el que los atomos, iones o moléculas son
atrapados o retenidos en la superficie de un material.

AMINAS: Compuestos quimicos organicos, derivados del amoniaco. Segun
se sustituyan uno, dos o tres hidrogenos, las aminas son primarias,
secundarias o terciarias respectivamente.

BOMBAS ELECTROSUMERGIBLES: Sistema de levantamiento artificial,
maneja altas tasas de flujo y se encarga de desplazar volimenes de crudo
con alta eficiencia en yacimientos potencialmente rentables y en pozos
profundos.

BUTANO: Gas mas pesado que el aire; su formula condensada es C4Ho.
CAMARA DE COMBUSTION: Lugar donde se realiza la combustion del
combustible con el comburente en aplicaciones como turbinas a gas.

CICLO COMBINADO: Coexistencia de dos ciclos termodinamicos en un
sistema, en el cual, en uno el fluido de trabajo es vapor de agua y en el
otro, es un gas producto de una combustion o quema.

COGENERACION: Proceso de obtenciéon de energia eléctrica y energia
térmica a partir de energia primaria.

COMBUSTIBLES FOSILES: Formados a partir de restos organicos de
plantas y animales muertos, entre ellos se encuentra el petréleo, gas
natural y carbon.

COMPRESOR: Magquina de fluido que su funcion es aumentar la presion y
desplazar cierto tipo de fluidos como gases y vapores.

CONDICIONES ESTANDAR: Estado de referencia empleado para calcular
propiedades bajo diferentes condiciones, 60°F y 14,7 psia.

CRACKING: Conocido como destilacion secundaria, la cual rompe o
descompone hidrocarburos de elevado peso molecular (Como gas oil y fuel
oil) en compuestos de menor peso molecular (Naftas).

CRUDO EXTRA PESADO: Petroleo crudo que no fluye con facilidad y se
ha definido con un indice API inferior a 20°.

DESTILACION: Operacion de separar, mediante vaporizacion vy
condensacion en los diferentes componentes liquidos, sélidos disueltos en
liquidos o gases licuados de una mezcla.

ENERGIA PRIMARIA: Forma de energia disponible en la naturaleza antes
de ser convertida o transformada.

ETANO: Gas ligeramente mas pesado que el aire. Su formula condensada
es C,Hg. Se obtiene por fraccionamiento de los liquidos del gas natural.



FENOMENO DEL NINO: Fenémeno meteoroldgico que consiste en cambio
de patrones de movimiento de corrientes marinas provocando
superposicion de aguas calidas.

GAS ACIDO: Gas que contiene cantidades apreciables de acido sulfhidrico,
CO; y agua. Se obtiene del tratamiento del gas amargo humedo con bases
facilmente regenerables como son la monoetanolamina y dietanolamina
(MEA y DEA) que son utilizadas frecuentemente para este propésito.

GAS AMARGO: Gas natural que contiene derivados del azufre, tales como
acido sulfhidrico, mercaptanos, sulfuros y disulfuros. Proviene directamente
de los yacimientos de crudo o de diversos procesos de refinacion.

GAS ASOCIADO: Gas natural que se encuentra en contacto y/o disuelto en
el aceite crudo del yacimiento, puede ser clasificado como gas libre o en
solucion.

GAS DULCE: Gas natural libre de &cido sulfhidrico, mercaptanos y otros
derivados de azufre. Existen yacimientos de gas dulce, pero generalmente
se obtiene endulzando el gas natural amargo utilizando solventes quimicos,
solventes fisicos o adsorbentes.

GAS HUMEDO: Mezcla de hidrocarburos que se obtiene del proceso del
gas natural del cual le fueron eliminadas las impurezas o compuestos que
no son hidrocarburos.

GAS LIFT: Método de levantamiento artificial en el cual se inyecta gas a
alta presion en la tuberia del pozo, con el fin de aligerar la columna
hidrostatica en la tuberia de produccion o desplazar fluidos hacia la
superficie en forma de tapones liquidos.

GAS NATURAL: Mezcla gaseosa en la que sus componentes principales
son el metano, etano, propano, butano, pentano y hexano. Cuando se
extrae de los pozos, generalmente contiene acido sulfhidrico, mercaptanos,
CO, y vapor de agua como impurezas.

GAS NO ASOCIADO: Gas natural que se encuentra en yacimientos que no
contienen aceite crudo a las condiciones de presiébn y temperatura
originales.

GAS SECO: Gas natural que contiene cantidades menores de
hidrocarburos mas pesados que el metano.

GASODUCTO: Tuberia que transporta gas a grandes distancias.

GEIl: Gases de efecto invernadero. Entre ellos estd el vapor de agua,
diéxido de carbono y metano.

GENERADOR: Dispositivo que produce energia eléctrica a partir de energia
mecanica.

GRAVEDAD API: Medida de densidad que en comparacién con el agua,
precisa lo pesado o liviana que es el tipo de petroleo.

HEAT RATE: Consumo térmico especifico neto. Relacion entre energia
térmica neta suministrada por el combustible y la cantidad de energia
eléctrica neta generada en la frontera comercial por una unidad o planta.



INTERCAMBIADOR DE CALOR: Dispositivo que transfiere calor entre dos
medios.

LICUEFACCION: Cambio de estado que ocurre cuando una sustancia
cambia de estado gaseoso a estado liquido, por disminucién de
temperatura y aumento de presion, llegando a una sobrepresion elevada.
LINE PACK: Gas almacenado en un gasoducto.

MTBE: Eter Metil Terbutilico. Sustancia quimica usada en la gasolina como
aditivo.

NAFTA: Conocida como éter de petréleo. Derivado del petréleo, usado
como diluyente en la industria petrolera debido a su alta viscosidad.
OLEFINAS: Hidrocarburos con dobles enlaces carbono-carbono. Los
principales son etileno y propileno.

OLEODUCTO: Tuberia usada para transporte de petréleo y sus derivados a
grandes distancias.

PENTANO: Hidrocarburos saturados de férmula empirica CsHj,. Existen en
las fracciones de mas bajo punto de ebullicién de la destilacién del petréleo.
PROCESO ADIABATICO: Sistema en el que no se intercambia calor con su
entorno.

PROPANO: Gas méas pesado que el aire. Su formula condensada es CzHs.
QUEROSENQO: Liquido transparente obtenido por destilacion del petréleo,
usado como combustible en turbinas a gas.

REFORMING: Proceso que transforma una gasolina de un namero de
octano bajo en otra con niumero de octano elevado.

REGASIFICACION: Proceso que consiste en calentar el Gas Natural
Licuado para convertirlo en Gas Natural y poder consumirlo en calderas o
gquemadores; o para exportarlo fuera de la planta de regasificacién para
usos industriales o domesticos.

SHALE GAS: Hidrocarburo en estado gaseoso que se encuentra en las
formaciones rocosas sedimentarias de grano muy fino.

SYNFUEL: Combustible diesel sintético producido a partir de gas natural, el
cual no contiene azufre ni aroméaticos.

TORRES DE ABSORCION: Equipo de contacto gas-liquido, donde el
liquido es utilizado para reducir la concentracion de un contaminante que se
encuentre en el gas.

TORRE SEPARADORA: Equipo de contacto gas-liquido, donde el gas es
utiizado para reducir la concentracibn de un contaminante que se
encuentre en un liquido.

TRONCALES: Oleoductos principales para el transporte de petréleo.
VENTEO: No aprovechamiento del gas que surge de un pozo de petroleo y
se quema (En tea) por motivos de seguridad.

YACIMIENTO PETROLIFERO: Deposito o reservorio petrolifero. Es una
acumulacion natural de hidrocarburos en el subsuelo, contenidos en rocas
porosas o fracturadas (Roca almacenamiento).



RESUMEN

TITULO: ANALISIS CONCEPTUAL DE LA SELECCION DE ALTERNATIVAS
PARA EL APROVECHAMIENTO DEL GAS DE RECOLECCION EN EL CAMPO
CHICHIMENE

AUTOR: IVONNE CAROLINA OLARTE GOMEZ

DESCRIPCION:

El presente estudio busca analizar y evaluar conceptualmente la utilizacion del gas
en solucién producido en el Campo Chichimene, el cual se viene disponiendo para
consumo de la misma operacion y el sobrante se esta venteando o quemando. La
produccion de gas que se evaluara es del orden de 500.000 pies cubicos por dia
(0,5 MMSCFD) partiendo de la base de que este gas como minimo se debe tratar
para que cumpla condiciones de aprovechamiento en la misma operacion o para
uso externo. Se determinaran criterios para la definicién de la matriz de evaluacion
de las diferentes alternativas, para lo cual se tendran en cuenta aspectos tales
como tiempo de implementacién o ejecucion de las mismas, el impacto en el
medio ambiente y sobre todo si algunas alternativas pueden ser aplicadas en la
misma operacion o en su defecto este gas pueda disponerse para la venta, o
consumo domiciliario e industrial.

Con base en la situacion actual, cualquier alternativa que se pretenda llevar a
cabo para la utilizacion de este gas, resulta conveniente desde el punto de vista
operacional, ya que se mitigara el impacto en el medio ambiente y asi mismo se
cumplird con la normatividad ambiental. No obstante, se busca elegir la alternativa
gue no requiera de mucho tiempo para su implementacion asi como también, la
que favorezca a la operacion del Campo y por ende a ECOPETROL.

Palabras Claves: Gas en Solucion, Venteo, Quema, Condiciones de
Aprovechamiento, Alternativas.



ABSTRACT

TITLE: CONCEPTUAL ANALYSIS OF THE SELECTION OF ALTERNATIVES
FOR THE DEVELOPMENT OF THE GAS COLLECTION AT CHICHIMENE FIELD

AUTHOR: IVONNE CAROLINA OLARTE GOMEZ

DESCRIPTION:

The present study aims to perform a conceptual design and analysis for the use of
gas in solution produced in the Chichimene field, this gas is regularly consumed in
the same operation and the surplus is vented or burned. The gas production to be
evaluated is about 500.000 cubic feet per day (0,5 MMSCFD), on the basis that
this gas must be treated to reach some conditions for its use in the same operation
or for external usage. Some criteria are defined to build an evaluation matrix of the
different alternatives that includes execution time or implementation of these
aspects, the impact on the environment and especially if some alternatives can be
applied in the same operation, whether this gas can be available to sale or for
domestic and industrial consumption.

Based on the current situation, any alternative looking for recovering and using this
gas, will be convenient from an operating point of view, because it will result in the
mitigation of negative impacts on the environment and comply with the
environmental regulations. However, it is imperative to have an alternative that
does not require large periods to be implemented and that also be beneficial for the
operation of the field and thus to ECOPETROL, as well.

Key Words: Gas in solution, Vent, Burning, Achievement Terms, Alternatives.



INTRODUCCION

El Campo Chichimene esta localizado en la cuenca de produccion de
hidrocarburos de los Llanos orientales de Colombia, es conocido por su crudo
extra pesado, fue descubierto por la empresa Chevron en 1.969 y fue revertido a
ECOPETROL S.A. en el afio 2.000. Actualmente, tiene un potencial de 4 millones
de pies cubicos de gas asociado (4 MMSCFD) a la produccion de 50.000 barriles
de crudo por dia (BOPD) de una gravedad API de 14° a una temperatura de
125°F.

Con relacion al gas producido, un porcentaje de este se consume en el proceso de
extraccion y tratamiento de los fluidos producidos en este campo y el excedente se
ventea 0 se quema, esto Ultimo genera un impacto negativo en los ingresos y
sobre todo la repercusion negativa para la operacion, ya que se esta afectando el
entorno y el medio ambiente.

Lo anterior, conlleva en forma urgente a buscar opciones para el aprovechamiento
de este gas, partiendo de un analisis de la situacion del negocio del gas a nivel
pais, en la misma operacion del campo productor, lo cual permitira, en este
estudio, encontrar alternativas viables para su uso y sobre todo que su
implementacion se lleve a cabo en el inmediato o corto plazo en aras de mitigar el
impacto ambiental.

De otra parte, dada la complejidad que tiene el sistema de recoleccion y transporte
del crudo producido, por ser éste un crudo pesado y con una alta viscosidad,
requiere se le inyecte nafta como diluyente, desde la cabeza del pozo de tal forma
que se pueda transportar por tuberia hasta la estacion de tratamiento de
Chichimene, y posteriormente, almacenarlo y bombearlo hacia la estacion de
almacenamiento de Apiay. Este proceso de dilucion con nafta conlleva a que casi
todos los fluidos se mezclen y solo una parte del gas asociado, alrededor de
500.000 pies cubicos de gas por dia, se logran separar en la fase de recoleccion.

Partiendo de lo anterior, en este estudio se miraran alternativas de uso de gas
natural enfocandose principalmente en aquellas que puedan cumplir con el
volumen de gas potencialmente disponible de la fase de recoleccion, las que
mitiguen el impacto ambiental y en lo posible las alternativas que no requieran de
largos plazos para su ejecucion.



JUSTIFICACION

La tendencia actual a nivel mundial es obligar a las empresas y a la sociedad en
general a utilizar combustibles mas limpios y que afecten muy poco el medio
ambiente. Esto ha hecho que el gas natural sea una opcion energética positiva
pues su consumo es de bajo impacto frente a otros combustibles fosiles. Su
consumo ha aumentado considerablemente a nivel mundial y se mantendra por
muchos afios como una fuente de energia primaria desplazando al petréleo y al
carbén como combustibles fosiles.

El gas asociado a la produccién de crudo extra pesado del Campo Chichimene
tiene un potencial de 4 millones de pies cubicos por dia (4 MMSCFD), del cual se
dispone hoy dia alrededor de 500.000 pies cubicos de gas por dia (0,5 MMSCFD)
como gas libre del proceso de recoleccion. Este gas tiene una composicion que
supera las condiciones para transporte y consumo segun lo establecido por la
Comision de Regulacion de Energia y Gas de Colombia “CREG”. Este gas se esta
quemando o venteando a la atmosfera, lo cual genera un impacto negativo al
medio ambiente.

Actualmente, Colombia exporta a Venezuela 150 millones de pies cubicos por dia
de gas natural (150 MMSCFD) y se mantendra en esta condicion siempre y
cuando las reservas aumenten en la misma proporcién que el consumo y, que las
condiciones climaticas del pais se mantengan estables y no se vea afectada la
demanda por fenémenos como El Nifio, donde los requerimientos de energia
eléctrica la soportan las centrales termoeléctricas. Segun la UPME, si en estos
aflos no se incorporan nuevas reservas de gas y con la demanda que esta
requiriendo el pais, es posible que en el afio 2.018 Colombia deba importar gas.

Con base en lo anterior, este trabajo se enfocara en identificar, analizar y evaluar
conceptualmente, alternativas que permitan utilizar el gas asociado para
produccion de energia eléctrica, consumo in situ, como combustible, entre otras,
ya que de no ser asi, el gas se seguird sometiendo a quema o venteo y no tendra
un aprovechamiento energeético.



OBJETIVO GENERAL

Analizar e identificar alternativas de solucion que garanticen el uso
adecuado del gas de recoleccién y su aprovechamiento energético aplicado
al Campo Chichimene.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Identificar alternativas para el aprovechamiento energético del gas de
recoleccion del Campo Chichimene.

Seleccionar diferentes opciones que permitan obtener beneficios operativos
y reducir el impacto ambiental causado por la presencia del gas asociado
en los sistemas de produccién de crudo extra pesado.

Determinar criterios para la definicion de la matriz de evaluacion de
alternativas.



DISENO METODOLOGICO

v' Tipo de investigacion

La investigacion fue descriptiva, se analizd el sistema actual y mediante la
recopilacion de informacion se determinaron las alternativas para aprovechar el
gas de produccién del Campo Chichimene. Seguidamente, se realizd un estudio
conceptual de cada una de las alternativas para determinar mediante criterios cual
alternativa seria la mas viable al lograr reducir el impacto ambiental por la
presencia del gas de producciéon del campo.

En esta parte se muestran las diferentes consideraciones que se tuvieron en
cuenta a lo largo del desarrollo del proyecto y el detalle de cada una de las etapas.
En la ilustracion 1, se muestra el disefio metodologico que se llevo a cabo para el
desarrollo del proyecto.

llustracién 1. Disefio Metodolégico del Proyecto

1. INICIO DEL PROYECTO

eSe realiz6 la busqueda de informacion en la que se incluyd
libros, tesis y resoluciones, con los que se pudo seleccionar
alternativas de aprovechamiento del gas de produccién del
Campo Chichimene. -

2. PRELIMINARES

eFijadas las alternativas, se procedid a realizar el tratamiento

3. RECOPILACION DE DATOS Y ; .
requerido para llevar el gas a condiciones reguladas por la

SIMULACIONES CREG, mediante el Software Aspen Plus.

J
)

4. ANALISIS DE RESULTADOS eConsiderando alternativas viables en base a datos actuales del

o 2 campo, se procedid a realizar una matriz de evaluacién de las

TECNICO ECONOMICOS alternativas.

J
e A partir de la matriz de evaluacién, se hizo recomendaciones )

sobre la opcidon que beneficie al medio ambiente, genere

5. FIN DEL PROYECTO beneficios operativos, y que su plazo de ejecucidn sea
inmediato o de corto plazo. )

.

Fuente: Autora.



1. GENERALIDADES

1.1. EMPRESA ECOPETROL S.A.

ECOPETROL S.A. es una empresa de caracter comercial, de orden nacional,
vinculada con el Ministerio de Minas y Energia. Actualmente es la empresa mas
grande del pais, y principal petrolera en Colombia. Especializada en actividades
de la cadena del petrdleo y gas, operando de manera directa. Participa en
proyectos de exploracion, produccion, refinacion y transporte. Ademas en
operaciones “Upstream”, ECOPETROL S.A. domina la industria de petréleo y gas
en Colombia. En la ilustracion 2, se muestra los campos que actualmente opera
ECOPETROL en el Meta.

llustracién 2. Campos operados por ECOPETROL en el Meta

BOGOTA D.C. rii". Campos |

4

Cumara|

Fuente: www.ecopetrol.com.co/

ECOPETROL trabaja en el Meta a través de la Superintendencia de Operaciones
Apiay que administra los campos:

v' Apiay v Castilla-Chichimene
v’ Suria v Valdivia-Almagro
v' Reforma-Libertad



En el Meta, la empresa cuenta con produccién asociada en los municipios de
Puerto Lopez y Puerto Gaitan. Su socia, Metapetroleum, opera el Campo Rubiales
con una produccion promedio de 14.000 BOPD. Su otra socia, Hupecol, opera los
Campos Elizita, Peguita, Peguita-1l y Peguita-1ll, con una produccién promedio
diaria de 6.400 BOPD.

La infraestructura de transporte de crudo en el Meta esta integrada por una red
gue inicia desde cada uno de los pozos de produccién, y transporta el crudo por
lineas de estacion-estacién hasta entregarlo en el Departamento del Casanare,
donde se mide su viscosidad, calidad APl y contenido de agua y azufre, entre
otros. Alli se almacena antes de enviar una parte a refinar al Complejo Industrial
de Barrancabermeja y otra, a puertos de exportacion.

En los Campos de produccién de Castilla-Chichimene y Apiay se producen crudos:
Castilla Blend (crudo pesado que es diluido con nafta al 17% hasta alcanzar una
densidad de 18,3 °API), y la Mezcla Apiay (crudo de aproximadamente 21,3 °API).
Los dos son transportados alternadamente por las mismas lineas de flujo.
Aproximadamente se transportan por estos oleoductos 95.000 BOPD producidos
en el Meta, de los cuales 66.000 son Castilla Blend, crudo que en su mayoria se
exporta. La Mezcla Apiay es mas liviana y es enviada al Complejo Industrial de
Barrancabermeja para convertirla en productos refinados.

1.2. CAMPO PETROLERO CHICHIMENE

Administrado desde enero 31 de 2.000 y operado desde julio 31 del mismo afio
por la Gerencia Llanos de ECOPETROL S.A., se encuentra entre las siguientes
coordenadas: (1.045.000 E, 915.000 N) y (1.051.500 E, 921.000 N) con una
extension superficial de 3.600 hectareas y con un area de yacimiento de 1.335
hectareas. Esta localizado a 4 Km al sureste del municipio de Castilla La Nueva en
el departamento del Meta. En la ilustracion 3, se muestra la ubicacién del campo
petrolero Chichimene en el mapa de Colombia.



llustracién 3. Ubicacion del Campo Petrolero Chichimene

Red de Transporte
Tran:
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Fuente: http://www.ecopetrol.com.co/especiales/mapa_infraestructura.htm

El campo Chichimene fue descubierto por Chevron en 1.969 con la perforacion del
pozo Chichimene-1, el cual inici6 produccion en el afio de 1.985, con el contrato
de asociacion Cubarral, el cual culminé el 30 de enero de 2.000, tras lo cual
ECOPETROL suscribi6 un contrato por 6 meses con Chevron para su
administracion. Terminado este contrato, y tras adelantar un estudio de
explotacion adicional del campo, la Gerencia Llanos de ECOPETROL entr6 a
operar directamente. En el afio 2.001, se empezd a producir un crudo extra
pesado de aproximadamente 7-9 °API de la formacion productora San Fernando
(unidad operacional T2) con el pozo Chichimene-18. A pesar de su alta densidad,
el crudo de la formacion San Fernando es movil a condiciones de yacimiento
debido a las elevadas temperaturas. Esta formacién produce cerca de 55.000
BOPD usando bombas electrosumergibles como método de levantamiento
artificial.

El campo Chichimene cuenta con dos troncales las cuales transportan tipo de
fluido diferente, la troncal T2 transporta crudo extra pesado con gravedades API
entre 10-12 y la troncal K1-K2 transporta crudo pesado con gravedades API entre
18-24. Actualmente el campo Chichimene cuenta con 153 pozos perforados, de
los cuales 20 producen crudo de 17,9 °API de las unidades K1-K2 y 117 pozos de
12,2 °API producen de la unidad T2. En este momento se encuentran 16 pozos



inactivos de la formacion San Fernando. La produccion del campo a enero de
2.014 es alrededor de 60.000 BOPD." A continuacién en la tabla 1, se muestra un
resumen detallado de la produccion del campo Chichimene a enero de 2.014, en
ella se muestra el potencial de gas del campo, barriles de agua y de petrdleo que
el campo produce y la gravedad API de cada una de las troncales.

Tabla 1. Resumen de Produccién del Campo Chichimene a Enero de 2014

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL
TOTAL ESTACION CHICHIMENE
ENERODE 2014

TRONCAL BFPD [BOPD|BWPD|% BSW GAS GOR ° API No.
MSCFD | MSCFD/BblI POZOS
FORMACION K1-K2  [25012| 4037 | 20974 | 83,9% | 1055 0,261 17,9 19
FORMACION SF 35537(23639( 11900 | 33,5% | 2136 0,090 12,2 44
SUBTOTAL NORTE 6054927676 ( 32874 | 54,3% | 3191 0,115 13,9 63
PROMEDIO 961 | 439 [ 522 51
FORMACION K1-K2 364 | 210 | 154 | 42,3% 0 0,000 - 1
FORMACION SF 34329(31720( 2610 | 7,6% 837 0,026 - 73
SUBTOTAL SUR 34693(31930( 2764 | 8,0% 837 0,026 74
PROMEDIO 469 | 431 37 11
TOTAL FORM. K1-K2  |25376| 4247 | 21128 | 83,3% | 1055 0,248 - 20
TOTAL FORM. SF 69866|55359| 14510 | 20,8% | 2973 0,054 - 117
TOTAL ESTACION 95242159606 35638 | 37,4% | 4028 0,068 137
PROM./POZ0O K1-K2 1269 | 212 | 1056 | 83,3% 53 0,248 -
PROM./POZO SF 597 | 473 | 124 | 20,8% 25 0,054 -
PROM./POZO ESTACION | 695 | 435 | 260 | 37,4% 29 0,068 &

Fuente: Departamento de Produccién Chichimene, ECOPETROL.

En el plan quinquenal de pronédsticos de produccion de gas para el campo
Chichimene se tiene previsto incrementar la produccion de gas a través de
rehabilitacion de pozos gasiferos como también, por la implementacion de mejoras
en la planta de tratamiento del campo. A continuacion en tabla 2, se observa el
cronograma de produccion incremental hasta el afio 2.018, en el cual se puede ver
gue para el afio 2.017 se tiene una produccion de gas libre disponible para su uso
cerca de 4 millones de pies cubicos por dia.

1 . . . .
En el Anexo A, se aprecia un resumen detallado de la Produccién de crudo y gas del Campo Chichimene en
la Troncal Norte. Como también en el Anexo B, se resume la Produccién de crudo y gas de la Troncal Sur.



Tabla 2. Plan quinquenal para incremento de produccion de gas campo Chichimene

PLAN QUINQUENAL PARA EL INCREMENTO DE PRODUCCION DE GAS CAMPO CHICHIMENE

BOPD GAS SOLUCION - Mpcd GAS LIBRE - Mpcd
FECHA PROGRAMA
Incremetal Total Incremetal Total Incremetal Total
| sem 2014 0 59606 0 4028 0 500
Reactivacion de dos pozos que presentan alto corte de agua y gas
Il sem 2014 19 59625 94 4122 307 807 ..
en el mes de julio y agosto.
Promedio aiho 59616 4075 654
| sem 2015 0 59625 -654 3468 654 1461
Ampliacion y optimizacion de la fase de separacion de fluidos en
Il sem 2015 0 59625 -707 2761 707 2168 la planta de tratamiento.
Promedio aiho 59625 3115 1815
I sem 2016 0 59625 _670 2091 670 2838 Optimizaciénfase de calentamiento y tanques de
almacenamiento de crudo en la planta de tratamiento. En el
Il sem 2016 32 59657 90 2181 510 3348 Segundo Semestre: cafioneo de nuevas zonas productoras de
Promedio afio 59641 2136 3093 crudo y gas (dos pozos).
| sem 2017 17 59674 125 2306 595 3943
Conversion de sistema de extraccion de BES a bombeo mecdnico
Il sem 2017 0 59674 0 2306 0 3943 en tres pozos para aprovechar gas de anulares.
Promedio aiho 59674 2306 3943
| sem 2018 0 59674 0 2306 0 3943
Conversion de sistema de extraccion de BES a bombeo mecdnico
Il sem 2018 0 59674 0 2306 0 3943 para aprovechar gas de anulares (pozos por definir).
Promedio afho 59674 2306 3943

Fuente: Departamento de Produccion Chichimene, ECOPETROL.

En la ilustracién 4, se ve el comportamiento de proyeccion de las curvas de gas
sino hay mas produccién incremental.

con una declinacion del 1% anual




llustracién 4. Curva de produccién de gas libre y gas asociado

Curva de Produccion de Gas libre y Asociado
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0
2013 | 2014 | 2015 | 2016 | 2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023
—4—Libre 500 | 654 | 1815|3093 | 3943 | 3943 | 3904 | 3865 | 3826 | 3788 | 3750
——Asociado | 4028 | 4075 | 3115 | 2136 | 2306 | 2306 | 2283 | 2260 | 2238 | 2215 | 2193

1.3. AREA DE INFLUENCIA DEL CAMPO CHICHIMENE

El campo Chichimene se encuentra en jurisdiccion del municipio de Acacias, Meta.
Este municipio se encuentra ubicado en la parte central de Colombia, en la zona
noroccidental del departamento del Meta. Limita por el norte con el municipio de
Villavicencio, alinderado con el Rio Negro o parte alta del Rio Guayuriba; al
noroccidente con el municipio de Guayabetal, departamento de Cundinamarca; al
oriente con el municipio de San Carlos de Guaroa; al sur con el municipio de
Castilla La Nueva; al suroccidente con el municipio de Guamal y encierra por el
occidente con el departamento de Cundinamarca. En la ilustracion 5, se muestra
la ubicacién del municipio de Acacias, Meta en el mapa general de Colombia.
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llustracién 5. Ubicacion del Municipio de Acacias

CUNDINAMARCA

Fuente: http://acacias-meta.gov.co/mapas _municipio.shtml

El municipio de Acacias asi como parte del area rural cuenta con servicio de gas
domiciliario el cual es suministrado por las empresas Madigas S.A. y Llanogas. La
cobertura de dicho servicio es del 80%.

El gas para este municipio es tomado del gasoducto Cusiana-Apiay-Bogota. Este
gasoducto también provee el gas a las ciudades de Villavicencio y Bogota, para
las centrales termoeléctricas Ocoa y Termosuria y para varias poblaciones de los
departamentos de Casanare, Meta y Cundinamarca.?

En la ilustracion 6, se presenta la ubicacién del gasoducto que pasa cerca al
campo Chichimene.

Es importante sefialar que el campo Chichimene estaria a unos 40 Km de
distancia para interconectarse con este sistema de transporte. Las troncales que lo
componen son:

v Cusiana—Apiay: Longitud de 149 Km en tuberia de 12” y 10” de diametro.

v' Apiay—Termocoa: Localizado en el Meta con longitud de 36,4 Km en tuberia
de 6” de didmetro.

v' Apiay—Usme: Longitud de 122 Km en tuberia de 6” de diametro.

v Gasoducto del Ariari: Longitud de 60,1 Km en tuberia de 3” de diametro.

2 En el Anexo F, se muestra una grafica del Sistema Nacional de Transporte de Gas en Colombia.
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llustracién 6. Gasoducto Cusiana-Apiay-Bogota
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Fuente: http://www.tgi.com.co/index.php/es/nuestra-operacion/mapa-red-nacional-de-gasoductos/gasoducto-
cusiana-apiay-bogota

El departamento del Meta y especialmente el area de los yacimientos de Castilla-
Chichimene, en jurisdiccion de los municipios de Castilla La Nueva y Acacias,
respectivamente, son considerados por ECOPETROL como un area de
produccion actual de crudo. ECOPETROL ha invertido 1.081 millones US$ para
llevar a cabo tres grandes proyectos que complementaran la infraestructura actual
que se posee en el Meta. En la ilustracion 7, se presenta los proyectos que tiene
ECOPETROL para desarrollar en el departamento del Meta, ademas de un
resumen de cada uno de ellos.?

*En el Anexo M, se presenta las especificaciones del Proyecto Termo San Fernando que ECOPETROL desea
implementar en el Departamento del Meta.
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llustracién 7. Proyectos para el Departamento de Meta

PROYECTOS PARA EL DEPARTAMENTO

DEL META

Construccion de la
estacion Castilla 3

sCompletando 5 estaciones de la infraestructura de
produccian [Recoleccion, tratamiento v despacho) dentro
de la Superintendencia de Operaciones Castilla-
Chichimene.

\
4 N

Construccion de la
estacion de
almacenamiento y
bombeo San Fernando

sHace parte del sistema de transporte de crudos San
Fernando-Monterrey (Casanare), disefiado pare evacuar
los crudos de las nuevas reservas en el pais. Se construirg
entre los campos Castilla ¥ Chichimene y proyecta evacuar
los crudos producidosen los mismos.

vy

\
4 N
Mover la nueva

infraestructura y todo el
complejo petrolero

\, A

«Pretende suplir los requerimientos al 2.015 de las
Superintendencias Apiay y Castilla-Chichimene, que se
estima en 260 MW, Incluye: Repotenciacion v
mejoramiento de la eficiencia de las termoeléctricas de
Ocoa y Sura, ceda una pasara a generar 55 MW. S5e
contempla instalar: Dos plantas nuevas cerca a la Estacion
Castilla-2 en Castilla La Nueva y se constituird Termo-San
Fernando, la cual generara 50 MW y se instalara en Suria,
juridisccian de Villavicencio.

Fuente: www.ecopetrol.com.co
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2. MARCO TEORICO

Este capitulo hace referencia a la identificacion de oportunidades que se tienen en
Colombia para utilizar el gas natural, para lo cual es necesario analizar el tipo de
gas y con base en ello, determinar el tratamiento que se debe realizar para llevarlo
a condiciones de uso establecidos por la normatividad Colombiana.

2.1. GAS NATURAL

El gas natural se conoce como una mezcla de hidrocarburos, compuesta
principalmente de metano (alrededor de 70%), la cual existe en los yacimientos en
fase gaseosa 0 en solucidon; y a condiciones atmosféricas permanece en fase
gaseosa. Puede encontrarse mezclada con algunas impurezas que no son
hidrocarburos, tales como N, CO,, entre otros.

El gas natural ha sido el combustible que frente a otros, ha presentado un
crecimiento mas rapido en el consumo mundial, debido a que posee diferentes
tipos de aprovechamiento. La industria del gas natural se enfoca en promover el
cuidado del medio ambiente frente a otros combustibles. En los yacimientos de
petréleo es posible encontrar gas, el cual es conducido mediante gasoductos a
grandes distancias o sino, es comprimido para ser transportado por medio
terrestre hasta los lugares de consumo.

2.1.1. Tipos de Gas Natural

2.1.1.1. Por su origen

v' Gas Asociado: Se encuentra en contacto y/o disuelto en el aceite del
yacimiento.

v' Gas No Asociado: Se encuentra en yacimientos que no contienen aceite
crudo, a las condiciones de presion y temperatura originales.

2.1.1.2. Por su composicion

v' Gas Humedo: Mezcla de hidrocarburos obtenida del proceso del gas natural
formada por componentes méas pesados que CHa.
v' Gas Seco: Compuesta esencialmente por CH, (alrededor de 94-99%).
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v

v

Gas Amargo: Contiene derivados del azufre (&cido sulfhidrico,
mercaptanos, sulfuros y disulfuros).

Gas Dulce: Libre de derivados del azufre, se obtiene generalmente al
endulzar el gas amargo.

2.1.1.3. Por su almacenamiento o procesamiento

v

v

2.1.2.

2.1.3.

Gas Natural Comprimido: Gas seco almacenado a alta presion, en estado
gaseoso.

Gas Natural Licuado: Compuesto mayormente de CH,4, que ha sido licuado
por compresion y enfriado para facilitar su transporte y almacenamiento.

Propiedades del Gas Natural

GOR: Relacion Gas—Aceite, la cual indica que tanto gas hay por cada barril
de crudo a condiciones estandar; definitiva para conocer el tipo de crudo en
un yacimiento.

COR = Volumen gas a condiciones estandar SCF

(1)

Volumen petréleo a condiciones estandar ~ STB

Poder Calorifico: A presidon constante, es la cantidad de calor producido por
la combustion completa de una unidad de volumen o de peso de un
combustible a condiciones estandar, de tal manera que los productos salen
también a condiciones estandar. Puede encontrarse tanto poder calorifico
superior como también inferior.

Peso especifico: Relacidn existente entre una masa del gas y el volumen
gue ocupa en unas condiciones de referencia de presion y temperatura
dadas.

Densidad relativa: Relacién existente entre el peso especifico, con el del
aire, expresados ambos en las mismas condiciones de referencia de
presion y temperatura.

Impacto Medio Ambiental

El gas natural es el combustible fésil con menor impacto medioambiental en las
etapas de extraccion, transformacion, transporte y utilizacion.
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El Gnico impacto en la fase de extraccion es que el gas natural se encuentra unido
a los yacimientos de petroleo.

De otra manera, su transformacion es minima, limitandose a una fase de
purificacion y en algunos casos, eliminacibn de componentes pesados sin la
emision de efluentes o produccién de escorias.

Las consecuencias atmosféricas del uso del gas natural son menores que las de
otros combustibles por razones como:

v" La menor cantidad de residuos producidos en la combustion, permite su
uso como fuente de energia directa en los procesos productivos o en el
sector terciario, evitando procesos de transformacion como los de plantas
de refino del crudo.

v' La misma pureza del combustible lo hace apropiado para su empleo con
tecnologias mas eficientes: generacién eléctrica, producciéon simultanea de
calor y electricidad por medio de sistemas de cogeneracion.

v' Se puede emplear como combustible vehicular permitiendo la calidad
medioambiental en las ciudades.

v' Menores emisiones de gases contaminantes (SO, CO,, NOyx, CH,) por
unidad de energia producida.

v" Menor impacto medioambiental en relacion con otros combustibles fosiles,
lo cual contribuye a reducir la emision de GEL.

2.2.  SITUACION ACTUAL GAS NATURAL EN COLOMBIA

Desde 1.970 hasta 1.990, la utilizacion de gas natural crecié un 87% en el mundo,
y actualmente representa la cuarta parte del consumo energético mundial. La
creciente explotacion de los yacimientos de gas natural ha ido desplazando otras
fuentes de energia en todos los sectores, de manera que Su consumo Se
incrementa afio tras afio. En la siguiente grafica se observa la gran expansion de
las energias renovables a partir del afio 2.010, se muestra que ademas de ellas,
se seguird manteniendo el uso de fuentes de energia como el gas, agua, y energia
nuclear. Siendo el gas un recurso energético que mantendra su volumen de
consumo hasta el afio 2.030. En la ilustracion 8, se muestra el prondstico del
consumo energético mundial y como el gas natural, se mantendra hasta el afio
2.030.
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llustracién 8. Prondstico de consumo energético mundial a partir de diferentes fuentes de
energia

800 ¢
== Hydro Coal Gas
700 == Nuclear Oil == Renewables
600 ¢
500 ¢
A —
E 200
300

200 +

100

0
1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030

Fuente:http://www.enerqgy.siemens.com/hg/pool/hg/power-generation/power-plants/gas-fired-power-
plants/combined-cycle-powerplants/Flexible future for combined cycle US.pdf

Lo anterior demuestra que el uso del gas natural en el mundo permanecera por
mucho tiempo lo que lo convierte en un negocio importante y estratégico para los
paises que lo producen. A continuacidbn se muestra un breve resumen de la
actividad exploratoria, balance de reservas, produccion, infraestructura, y
consumos de gas en Colombia.

2.2.1. Balance de la actividad exploratoria

A finales de 2.012 se llevé a cabo, por parte de la Agencia Nacional de
Hidrocarburos, la Ronda Colombia 2.012 con resultados no muy favorables, donde
se asignaron 49 de los 115 bloques que se ofrecieron (43%), cifra que resulta muy
positiva si se tiene en cuenta que el promedio que suele presentarse en las rondas
petroleras del mundo es de 30%. No obstante, de los 31 bloques ofrecidos para
explotacion de hidrocarburos no convencionales (shale gas e hidratos de metano)
gue se ofrecieron, solo se adjudicaron 5, para un 16%. Se observa, a partir del afio
2.010, cuando se alcanz6 el maximo del periodo 2.008-2.012 en Km equivalentes
de sismica, una creciente disminucion en esta importante actividad exploratoria.

Colombia debe tratar de revertir esta situacion, ya que este es el primer eslabon
en la cadena exploratoria, en la cual el sector gas y en general el pais entero,
tienen puestas grandes expectativas para solucionar posibles desabastecimientos
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en el mediano plazo. El maximo histérico en Km equivalentes de sismica fue de
26.491, en el afio 2.006. En la tabla 3, se observa el balance de exploracion para
el periodo 2.008-2.012.

Tabla 3. Balance de la actividad exploratoria

Variacion

Concepto 2008 2009 2010 2011 2012 promedio
anual

Sismica -km equivalentes 16,286 20,117 25,865 23,963 18,205 3%
ANH directo 492 1,308 170 0 1,349 29%
Otros contratantes 15,794 18,809 25,795 23,963 16,856 2%
Prvadosbajocontrato 14708 15985 25213 23768 16516 4%
Ecopetrol - ANH 398 1,197 196 194 341 (49%)
Ecopetrol (otros) 1,287 627 386 0 0 (100%)
Contratos firmados 55 b4 8 76 54 (2%)

Fuente: ANH.

2.2.2. Balance de reservas

Al hacer un comparativo de las reservas totales de gas natural del pais entre 2.008
y 2.012, se nota una leve disminucién de 247 Gpc, obteniéndose una reposicion
de reservas de 94%, si se tiene en cuenta que la produccion en los ultimos 4 afios
fue de 4.513 Gpc. Al analizar la composicion de estas reservas totales se observa
una reclasificacion de ellas, ya que un poco mas de 50% que se encontraban
clasificadas como probables y posibles, aparecen a 2.012 catalogadas como
probadas.

De acuerdo con los estudios de estimacion de recursos de gas adelantados por la
Agencia Nacional de Hidrocarburos, las cuencas que podrian tener mayor
prospectividad para yacimientos de gas libre son: La Guajira, La Guajira Off-shore,
Valle Inferior del Magdalena, Catatumbo, Cesar-Rancheria, Sind-San Jacinto y
Sinu Off-shore; y gas asociado en cordillera oriental y el borde occidental de la
cuenca de los llanos orientales. En la tabla 4, se observa el comportamiento de las
reservas durante el periodo 2008-2012.*

4 .
En el Anexo G, se muestra las reservas mundiales probadas de gas natural.
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Tabla 4. Distribucion de reservas de gas natural en Gpc

Tipo

Probadas
Ecopetrol
Otros
Probables y posibles

Total reservas

2008

4,384
1,858
2,486
2,893

7,277

2009

4,737
2,304
2,433
3,723

8,460

2010

5405
2,696
2,710
1653

7.058

2011

5,460
2,743
2,717
1,160

6,620

Relacion 2008 - 2012 =0.87 veces

Variacion

2012 promedio
anual

5,720 7%
2,864 11%
2,856 495
1,310 (18%)
7,030 (1%)

Fuente: ECOPETROL, UPME.

2.2.3. Balance de produccion

En la tabla 5, se muestra el balance de produccion para el periodo 2.008-2.012,
donde se ve una disminucién de la produccién de gas en la Cuenca de los Llanos
Orientales, representada en sus grandes campos Cusiana, Cupiagua y Pauto, la
cual no debe ser vista como una situacién adversa para el sector gas, debido a
gue estd motivada por una mayor reinyeccidon de gas para incrementar la
produccion en los campos petroliferos. Para el segundo semestre de 2.013,
ECOPETROL espera poner en funcionamiento la planta de gas de Cupiagua, la
cual inicialmente tendra una capacidad de 140 MSCFD y una proyeccion final de

210 MSCFD.

Tabla 5. Produccién fiscalizada en Gpc

Cuenca

Llanos Orientales
La Guajira
Valle del Magdalena
Media
Superior
Inferior
Putumayo
Catatumbo
Cuencas menores

Gpc
Total
ot Mpcd

2008

513
208
55
24

1182
3,239

2009

872
245
63
23
21
19
3

2

a

1,185
3,247

2010

818
251
58
24
20
24
4

z

0

1,143
3,133

2011

787
236
7e
27
19
25
5

g

1

1,102
3,020

Relacién 2008 - 2012 =0.9veces

Variacidn
2012 promedio
anual

775 (494)

220 194

78 994

31 5%

19 194

29 2194

5 704

2 5%

2 52404
1,083

2,968 (2%)

Fuente: Acipet, MinMinas.
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En la tabla 6, se observa 30 de los 271 campos productores de gas en el pais, los
cuales tienen un potencial de 3 MMMSCFD. El departamento de Casanare y la
Guajira son los que tienen los campos con mayor produccion de gas en el pais.

Tabla 6. Campos productores de gas natural en MMSCFD 2012

# Nombre Departamento Empresa Proeduccidn
1 Cupiagua Casanare Ecopetrol - Equidn 98944
2 Cusiana Casanare Ecopetrol - Equidn 790.2
3 Chuchupa La Guajira Chevron 5501
4 Fauto - Florenia Casanare Equidn 2635
S La Creciente Sucre Pacific Stratus B6L7
=] Ballena La Guajira Chevron 833
¥ Gitraltar Baysca - Santander Ecopetrol 265
g Provincia Santander Ecopetrol 193
9 Payoa Santander Patrosantandear 169
10 Matachin Talima Patrobras 134
11 Neleon Cardoba Geoproduction 126
12 Orito Putumayo Ecopetral B2
13 Yariqui - Cantagallo Balivar Ecopetral BS
14 Apizy Mata Ecaopetral S
15 Corrales Bayaca UT.Omeqa &2
16 Guatiquia Maota Ecaopetrol 49
17 LaSalina Santader Potresantander 4.8
15 Cina Huila Ecopetrol .8
15 Lisama Santander Ecopetrol 46
20 Nutria Santander Ecopetral 4.5
21 Serafin Cesar Petréleos del Norte 39
s SanFrancsco Huila Petroleos del Morte 38
23 Tocaria Casanare Perenco 38
25 RanchoHermoso Casanare Canacol 3.7
25 RioCeibas Huila Ecopetrol a7
26 LaCira - Infantas Santander Ecopetrol 7
27 Suria Meta Ecopetrol 3.2
Z8 Mzna Tolima Interoil 2.5
29 Cele Cazznare Equidn 30
=0 Marichal Casanare Perernco 249
£l Otros (241) g23
Total 2,968

Fuente: MinMinas.

2.2.4. Suministro de gas

El contrato firmado en 2.007 con PDVSA establecia que las exportaciones de gas
Colombiano a Venezuela irian hasta enero de 2.012 y un mes después, PDVSA
exportaria gas a Colombia hasta diciembre de 2.027. Sin embargo, por atrasos en
la infraestructura de transporte venezolana, estas fechas fueron pospuestas por lo
gue Colombia seguira exportando gas a Venezuela hasta junio de 2.014 y las
exportaciones de Venezuela hacia Colombia comenzarian en septiembre de ese
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mismo afo. Los compromisos contractuales de ECOPETROL con PDVSA para el
2.014 eran de 100 MMSCEFD, sin embargo se estan exportando 150 MMSCFD.

En el periodo en estudio, La Guajira continu6 siendo el soporte de mas del 50%
del suministro de gas natural en Colombia (incluyendo el gas exportado), se
incrementd en 163 MSCFD el suministro de los campos de los Llanos Orientales,
se consolid6 la produccién de La Creciente y se inicid en firme el suministro de
gas natural del campo Gibraltar, en el nororiente colombiano. En la tabla 7, se
observa el comportamiento del suministro de gas natural para el periodo 2008-
2012, el cual creci6 durante este periodo en un 30%.

Tabla 7. Suministro de gas natural en MMSCFD

Variaci6

Campo/Cuenca 2008 2009 2010 2011 2012 promedio

anual

La Guajira - Cansumo nacianal 423 486 525 432 417 (0.3%)

Llanos Orientales 2l4 234 232 287 377 15%

La Creciente 34 44 59 58 62  16%

Gibraltar 0 0 0 0 27 100%

Otros 57 60 s4 48 57 0%

Subtotal Mpcd 727 823 870 825 940 o

Gpc 265 300 318 301 343 b

LaGuajira- Exportacién (Mped) 147 180 156 205 186 6%
Mpcd 874 1003 1,026 1,030 1126

| %

Yol ooe 319 366 374 376 411 A

Relacidn 2008 - 2012 = 1.3 veces

Fuente: UPME, Concentra.

2.2.5. Volumen de gas por gasoductos

El maximo volumen transportado de gas natural en Colombia se registré en 2.010,
como consecuencia del incremento en el consumo de este combustible por parte
del sector termoeléctrico a causa del fendbmeno del nifio. EI mayor crecimiento
promedio anual en el volumen transportado por empresa, en este periodo, lo
obtuvo Transoriente (28%) motivado por la puesta en marcha, en 2.012, del nuevo
gasoducto Gibraltar — Bucaramanga. En la tabla 8, se muestra los volimenes de
gas transportado por los gasoductos de Colombia de 2.008 a 2.012.°

> En el Anexo F, se muestra una imagen del Sistema Nacional de Transporte de Gas Natural en Colombia.
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Tabla 8. Volumenes de gas transportado en MMSCFD

Variacion

Empresa 2008 2009 2010 2011 2012 promedio
anual

Interior del pais 469 496 524 527 558 4%
Coinogas 3 6 3 3 3 2%

Progasur 2 2 2 3 5 26%

TGl 371 356 422 420 422 3%

Transgastol 8 11 11 13 12 10%

Transmetano 35 34 37 41 45 7%

_Transoccidente 36 35 ¥ 34 35 0%
| Transoriente . = 12 12 ¢ 13 34 28%
Costa Caribe - Promigas 364 364 330 345 : 337 (2%)
Total 832 860 . 91S . B72 895 2%

Relacidn 2008 - 2012 = 1.1 veces

Fuente: Promigas.

2.2.6. Red de gasoductos

En este periodo, la red de gasoductos del pais incrementd en 802 Km,
destacandose las construcciones de los gasoductos Gibraltar-Bucaramanga (176
Km-Transoriente), Cali-Popayan (117 Km-Progasur), Sardinata-Cucuta (68 Km-
Progasur) y Gasoducto Ramal a Oriente (40 Km-Transmetano), para un total en
estos cuatro tramos de 401 Km. Adicionalmente, TGI (181 Km) y Promigas (179
Km) continuaron incrementando su red de gasoductos a través de un mayor
cubrimiento de sus gasoductos regionales y con la construccién de gasoductos
alternos en sus gasoductos troncales. En la tabla 9, se muestra la longitud en el
Sistema Nacional de Transporte que tiene cada una de las empresas.
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Tabla 9. Longitud del Sistema Nacional de Transporte en Km

Empresa 2008 2008 2010 2011 2012 phemacan

anual
Cainogas 18 18 18 17 17 (0.2%)
Progasur 62 62 223 223 289  47%
Promigas 2188 2188 2383 2363 2367 2%
Tol * 4205 4205 4386 4386 4,386 1%
Transgastal 50 50 50 50 50 0%
Transmetana 149 149 145 183 189 5%
Transocddente 11 11 11 11 11 199
Transoriente 158 158 157 333 33 2%
Total 6841 6,841 7,356 7.572 7,643 3%

Relacién 2008 - 2012 = 1.1 veces

Fuente: Resoluciones CREG, Promigas. (*) Los Km de gasoducto TGl, incluye los Km de gasoducto de
Transcogas.

2.2.7. Distribucién y comercializacion

El nimero de usuarios residenciales anillados y conectados a gas natural en todo
el pais se incrementd durante este periodo, motivo por el cual la cobertura efectiva
del servicio de gas natural incrementd en 6%, pasando de 71% en 2.008 a 77% en
2.012. Actualmente la cobertura es de 8729.000 usuarios.

El crecimiento de los usuarios conectados entre 2.008 y 2.012 se presentd en
todas sus clasificaciones; mas de 1'600.000 usuarios residenciales, 38.500
usuarios comerciales y 744 nuevas industrias.

La meta establecida por el actual gobierno de conectar 785.000 familias durante
2.010-2.014, fue alcanzada en los primeros dos afios con un poco mas de
900.000 familias.

En el marco del congreso Naturgas 2.013, el gobierno propuso al sector gas, la
meta de alcanzar en el transcurso de un afio, 900 poblaciones atendidas y
1’000.000 de familias conectadas con gas natural, para los 3 primeros afos
(2010-2013). No obstante, para ello es necesario seguir trabajando en politicas
que incentiven aspectos fundamentales, tales como la continuidad en la
construccion de gasoductos regionales y el subsidio de conexiones a los usuarios
de menores ingresos a través de los fondos destinados para ello (FECF y SGR).
En la tabla 10, se muestra la cobertura de gas natural en el pais de 2.008 a 2.012
y su variacion a lo largo de estos afios.
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Tabla 10. Cobertura del gas natural

Cancepbo 2008 2009 2010 2011 2012 ;’,ﬂ:ﬁg:ﬁ,g
anual
Empresas distribuidoras 20 2B 2B 2B 28 (25%)
Poblaciones atendidas 471 533 565 5593 714 11%
Poblacidn potencial 6975120 7,30B.281 7542014 8024206 H524,301 5%
Residencial anillados 6,388,803 6,634,920 707L73l 7540830 7.846.240 6%
Usuarios conectados 5015381 5347657 5767942 6.230,286 6,693.823 7%
Residenciales 4,930,723 5,254,822 56653284 6,121,313 6569.840 7%
Estratos1,2y3 4,183,435 4,460,176 4,799,495 5194,358 5587677 A%
Estratos 4, 5y 6 747288 794,646 B65.898 926,955 952163 %0
Comerciales 81,497 29,655 49,205 106,181 120,078 10%
Industriales 3,161 3,180 3,343 2,782 3,805 5%
Cobertura residencial
Potencial 92% 9l% 34% 94% 93%
Efectiva 71% 72% 75% 7E% 1%

Fuente: MinMinas.

Antioguia fue el departamento con el mayor numero de nuevos usuarios
conectados a gas natural entre 2.008 y 2.012, con una cifra muy cercana a los
330.000 usuarios, seguido por Bogota con un poco mas de 255.000 y Valle del
Cauca con 215.000.

En el periodo, el gas natural llegé a 3 nuevos departamentos: Caqueta (2.009),
Guaviare (2.010) y Putumayo (2.012), cubriendo asi 24 de los 32 departamentos
que conforman el pais. Entre los 8 departamentos que no cuentan con ningun
municipio conectado a gas natural estan: Chocé y Narifio en el Pacifico; Arauca,
Vichada y Guainia en los Llanos Orientales; Vaupés y Amazonas en la Amazonia
Colombiana; y San Andrés y Providencia en la region insular del pais. En la tabla
11, se muestra la cantidad de usuarios con gas natural a lo largo del pais durante
el periodo 2.008 a 2.012.
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Tabla 11. Usuarios de gas natural

\ariacion

Departamento 2008 2009 2010 2011 2012 promedio
anual

Antinguia 439,132 462,666 566,501 565,850 769,037 1586
Atlantico 410,562 429,699 436,204 452,382 467445 3%
Bogota DU 1449089 1522345 15901683 1657607 1704176 404
Baliwar 232,540 241,023 253,835 273,21 299,172 B%
Baoy=ca a1,435 91,004 101,028 115016 12B,=75 1206
Calda= 95,075 103,315 110,718 119,914 140,771 10%
Casanare 27,700 41,8345 45,484 50,000 53,226 =L
Cauca B.246 15,4549 27382 40,053 55,541 3%
Canu=ta a 9,254 1B.9EB £5,859 29,561 A7%
Ceszr 103,434 1110498 118,224 130,965 1283721 B
Cardoha 120363 126,721 136,627 146,943 15E.453 7o
Curdinamarca 215,343 237,585 258,ZE5 250,894 340,492 120
Cuaviare 0 0 1202 2333 3631 &7%
Huila 121,604 137,704 143,230 154 130 154 327 Bo%%
La Guajira B1.164 E5,9049 7L17B8 75,216 E0.133 T
Magdzlena 175,459 134,308 140,590 156,402 166,208 7
Meta 107 BO7F 116,077 126,743 125,759 152,521 =L
Morte de Santandar B7,145 71634 B3,194 95,B02 105,237 1206
Putumayno 0 0 0 0 192 1008
Quindia 75,082 B4,573 85313 103172 110,023 10%
Risarzlda 104, B70 116,337 131,782 1434913 155,607 11%%
Santandsar 232540 253,970 304,253 314,551 326,291 404
Sucre B7. 400 80,453 94 490 934979 105,051 Soe
Tolima 153,594 179,922 183,100 197177 207,751 T
Wzlla BZ0,336 664,179 727967 784,173 835,717 B%%

Total 5015381 5,347,657 G5,767.942 6,220,206 E,692,B23 7%
[ Relacidn 2004 - 2012 = 1.3 veres ]

Fuente: MinMinas.

2.2.8. Demanda de gas

Durante 2.009, la demanda del sector industrial sufri6 una disminucion,
principalmente, como consecuencia de la sustitucion del gas natural por carbén en
gran parte de la industria cementera.

Bajo condiciones climaticas normales el sector industrial y comercial es el mayor
consumidor de gas natural en el pais; solo ante la presencia de un fenémeno del
nifio, como el observado durante gran parte de 2.009-2.010, este sector declina
esta condicion ante el sector eléctrico.

La demanda nacional de gas natural en 2.012 fue de 856 MSCFD, Gnicamente es
superada por la que se presentd en 2.010 que fue de 861 MSCFD, esta Ultima
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afectada por el fendmeno del nifio y por ende por un mayor consumo del sector
eléctrico. Por lo anterior, se puede afirmar que 2.012 fue un gran afio de
consumos para el sector gas, donde solo se advirti6 una minima disminucion en
las cifras de GNV. Se muestra en la tabla 12, la demanda de gas natural por
sectores en regiones del pais.

Tabla 12. Demanda de gas natural en MMSCFD

Sector 2008 2009 2010 2011 2012 prgmcdio

anual
Costa Caribe 284 359 390 343 337 3%
Eléctrico 120 . 203 230: 182 166 8%
Otros sectares 174 157 160 161 171 (0.5%)
Industrial y comercial 113 93 97 92 97 (496)
Residencial 20 24 24 27 26 7%
Petrogquimico 10 10 11 12 18 16%
Refinerias y otras* 13 12 12 14 14 2%
GNV 18 18 16 16 15 (4%0)
Interior del pais 429 451 471 440 519 5%
Eléctrico 14 | 64 65; 32 57 42%
Otros sectares 415 387 406 408 463 3%
Industrial y comercial 188 166 177 176 183 (0.6%0)
Residencial 86 a5 BS Sl 100 4%
Petroguimico 2 1 1 1 1 (2B%%)
Refinerias y otras* 78 76 a7 Sl 131 13%
CNV 60 59 56 49 48 (596)
Demanda nacional MPd 723 810 861 783 856 4%

Mm3 7,473 8,374 B.B99 8,093 B,848

Expartaciones - Mpcd 147 180 156 205 186 6%
Totaldemanda MPcd 870 990 1,017 988 1,043 5%

Mm3 8,890 10,231 10,506 10,208 10,775
Relacion 2008 - 2012 = 1.2 veces

Fuente: UPME, SUI. (*) Se adicionaron los consumos de ECOPETROL.

2.2.9. Precios del gas

Entre las principales distribuidoras del pais analizadas durante 2.012, la tarifa méas
alta de gas natural fue la de Gases del Oriente, motivada por tener el mayor
componente de suministro, ya que suplia la ausencia de gas natural con aire
propanado.

En la actualidad, Gases del Oriente atiende la ciudad de Cucuta y otros municipios
de Norte de Santander, con gas extraido del campo Sardinata y procesado en la
nueva planta de Tibd, puesta en marcha por ECOPETROL a comienzos de
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octubre de 2.012, ademéas de utilizar para ello el nuevo gasoducto Sardinata-
Cdcuta, propiedad de Progasur. Por esta razon, las tarifas de 2.013 de esta
distribuidora se encuentran muy cercanas a las del resto del pais. En la tabla 13,
se muestra los diferentes componentes tarifarios de las empresas distribuidoras de
gas natural en Colombia.

Tabla 13. Componentes tarifarios de las empresas distribuidoras de gas natural en $/m°

2012
Empresa Suministro Transporte Distribucidn Comerdializacdn kst Tarifa
Alcanos de Celombia 330 312 383 103 0 1,128
Efigas 3l 201 31E 10 G2 a7
EFM 386 189 175 131 o BBZ
Cas Matural 319 232 297 130 o o778
Gases de La Guajira 37 107 ey 105 o 566
Cases de Occidente 347 330 257 101 o 1035
Cases del Caribe 367 112 179 161 o a18
Gases del Oriente BZB 154 477 109 0 1,572
Casoriente 426 164 250 7B o a15
Llanogas 30E 146 293 EQ o 1073
Metrogas 4B7 260 250 7B o 1073
Surtigas 352 151 IE9 118 o 1,030
Promedio 2012 408 200 301 101 5 1,032
Promedio 2011 298 143 324 a6 (B8) Bs2
Promedio 2010 290 130 311 a5 3 829
Promedio 2009 250 142 07 B7 12 798
Promedio 2008 377 126 317 86 (9] BIG

Fuente: SSPD, SUI. (*) Para los componentes presentados, se tom6 como referencia el mercado relevante
mas representativo.

2.3. TRATAMIENTOS PARA EL GAS NATURAL

Consiste en eliminar las impurezas que trae el gas natural, como H,O, CO,, y H,S.
Algunos de los componentes que trae el gas natural antes de ser procesado, son:
CHg, H20, H,S, CO,, Ny, pentanos, butano, propano y etano.

El gas natural debe acondicionarse para poder cumplir con los estandares de
calidad especificados por la CREG, la cual es conocida como la entidad
reguladora de energia y gas en Colombia, su principal objetivo es lograr que
servicios como: energia eléctrica, gas natural, gas licuado de petroleo, se preste a
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la mayor cantidad de personas, a un menor costo, con el fin de garantizar calidad,
cobertura y expansion para sus usuarios. Segun la resolucion de la CREG 071 de
1.999, se muestra en la tabla 14, que pautas debe tener el gas natural para poder
ser utilizado.

Tabla 14. Especificaciones de Calidad del Gas Natural establecidas por la CREG

Especificaciones de Calidad del Gas Natural establecidas por la CREG

Res CREG 071 de 1.999

SISTEMA SISTEMA
INTERNACIONAL INGLES

ESPECIFICACIONES

Mdximo poder calorifico bruto (GHV) (nota 1) 42,8 MJ/m® 1150 BTU/ft®

Minimo poder calorifico bruto (GHV) (nota 1) 35,4 MJ/m® 950 BTU/ft®
T
Contenido de Liquido (nota 2) Libre de liquidos ,IbTe de
liquidos
Contenido total de H,S mdximo 6 mg/m® 0,25
2 me/m gramo/100PCS
1
Contenido total de azufre médximo 3
23mg/m” | mo/100PCS
Contenido CO,, maximo en % volumen 2% 2%
Contenido de N,, maximo en % volumen 3% 3%
Contenido de inertes maximo en % volumen 5% 5%
(nota 3)
Contenido de oxigeno maximo en % volumen 0,10% 0,1%
Contenido maximo de vapor de agua 97 mg/m3 6 Lb/MPCS
Temperatura de entrega maximo 49 °C 120°F
Temperatura de entrega minimo 45 °C 40 °F
Contemc?cl) maximo de polvos y material en 1,6 mg/m 0,7
suspensioén (nota 4) gramo/1000 pc

Nota 1: Todos los datos sobre metro cubico 6 pie cubico de gas estan referidos a
Condiciones Estdndar.

Nota 2: Los liquidos pueden ser: Hidrocarburos, agua y otros contaminantes en
estado liquido.

Nota 3: Se considera como contenido de inertes la suma de los contenidos de
CO,, nitrégeno y oxigeno.

Nota 4: El maximo tamaio de las particulas debe ser 15 micrones.

Presion de operacion del gasoducto en el punto de entrada hasta los 1200 psia

Fuente: CREG.

28



Algunos problemas que se pueden tener por la presencia de los siguientes
compuestos en el gas natural son:

v' H,S: toxicidad del H,S, corrosion por presencia de H,S y CO,, ademas en
la combustion se puede formar SO, (altamente toxico y corrosivo).

v' CO.. problemas en el proceso de licuefaccién (almacenamiento), ademas
de la disminucion del poder calorifico.

v' Vapor de agua: a temperaturas cercanas a la temperatura ambiente y
presiones altas se pueden formar hidratos de metano los cuales pueden
obstruir los gasoductos, ademas puede formar soluciones acidas en
presencia de compuestos como CO; y H,S.

En la ilustracion 9, podemos ver las diferentes etapas que se requieren en el
proceso de tratamiento del gas natural y dependiendo del tipo de gas, se va
transformando hasta obtener un gas natural tratado a condiciones CREG,
separado de unos productos finales como son el etileno, propileno, gasolinas
naturales, entre otros.
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llustracién 9. Etapas de Tratamiento para el Gas Natural

ETAPAS DE TRATAMIENTO PARA GAS NATURAL

ETAPA L
Endulzamiento.
Separacién de
aguay gaies
Scidos,
especificament
e icido
sulfhidrico
(H2S) y biéxido
de carbono
(co2).

FUENTES

ETAPAL
Separacidén.

a

[ Gas nacural
Cx hdmedo
duke

J

SC

ETAPA I
Recuperacidn
de azufre.
Separacién
del azufrea
través de
rescciones
térmicasy
cataliticas. €l
azufre como
producto
terminado se
comercializa
enel
mercado.

Cx himedo

-~

duke

ETAPA IV.
Recuperacién
de Bcuables.
Separacidn
de los
hidrocarburo
s liquidos
mediante

procesos
criogénicos

‘Lianbles)

L] Producto final

Fuente: http://profesores.fi-.unam.mx/I3prof/Carpeta%20energ%EDa%20y%20ambiente/Gas%20Natural.pdf
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A continuacién se explica cada una de las etapas de tratamiento requeridas para
que el gas del sistema de recoleccién del campo cumpla con condiciones CREG.

La primera etapa del proceso consiste en la separacion del crudo y el gas si este
viene como gas asociado o no asociado. En el caso de ser un gas asociado, se
puede tener un gas amargo (debido a que puede traer en su contenido, parte de
CO,, H,S). Si el gas viene no asociado al crudo, puede presentarse como gas
amargo (con contenido de CO,, H,S), gas humedo dulce (con presencia de
hidrocarburos liquidos), o0 gas seco (apto para venta u otros usos).

2.3.1. Etapa I: Desacidificacion del Gas Natural

Proceso para eliminar compuestos acidos; se limpia el gas mediante la remocion
de H,S y CO, principalmente. Existen procesos para desacidificar el gas natural
como el Proceso de torres de absorcion con aminas, Proceso Benfield, Proceso
Scot, entre otros.

2.3.2. Etapa 2: Endulzamiento del Gas Natural

Esta etapa, tiene como finalidad remover el H,S, CO,, mediante una torre de
absorcion con soluciones acuosas de aminas que pueden ser DEA
(dietanolamina), MEA (monoetanolamina), MDEA (metildietiinolamina) DIPA
(diisopropanolamina), la cual ingresa a la torre de absorcion por la parte superior y
cae por gravedad, el gas ingresa por la parte inferior ascendiendo para
encontrarse con la amina que cae, cuando entran en contacto, el H,S y CO,, son
absorbidos por la fase liquida de la amina. En la parte superior de la torre sale el
gas despojado de esas dos sustancias, donde finalmente el gas de salida es gas
hamedo dulce, y por la parte inferior sale la amina rica con el material absorbido.
Existen otros procesos para endulzamiento como el Proceso Clauss, Euro Clauss,
BSR Selectox, entre otros.

2.3.3. Etapa 3: Deshidratacion y Compresion del Gas Natural

Consiste en la remocién del vapor de agua presente en el gas, ya que de no ser
asi se pueden presentar problemas en el transporte debido a la formacion de
hidratos de metano solidos. Dicha remocion se realiza mediante absorcion con
TEG (trietilenglicol), en la que el glicol captura al agua y permite la salida del gas
seco. Una vez obtenido el gas seco se procede a la compresion para obtener las
condiciones establecidas por la GREG y finalmente poderlo entregar a la red
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nacional de transporte por gasoducto mediante procesos como Criogénico,
Turboexpander o Refrigeracion Simple.

Por otra parte, existe el proceso de fraccionamiento el cual consiste en la
separacion de hidrocarburos liquidos para obtencién de productos finales como
etileno, propileno, entre otros. En el estudio del gas Chichimene, la cantidad de
gas manejada resulta ser baja y por ende, la cantidad de hidrocarburos liquidos es
minima para separarlos y obtener productos, si la cantidad de hidrocarburos
liguidos fuera mayor, se podria realizar mediante proceso de Destilacion
Fraccionada. Después de tratado el gas, se tiene un gas apto para venta con
condiciones CREG para poder ser enviado al Sistema Nacional de Transporte o
para ser usado como combustible en algun proceso.

2.4. PRINCIPALES USOS DEL GAS NATURAL

El gas natural es considerado de los combustibles fosiles como el mas limpio
debido a su composicion quimica, ya que principalmente produce CO, y vapor de
agua, lo cual conlleva a emisiones de CO, mucho menores que el petréleo
(alrededor de 25 a 30%). Su uso principal es como combustible para proporcionar
calor, impulsar turbinas que producen electricidad o mover motores.

Para todas las alternativas planteadas, es necesario llevar el gas a condiciones
establecidas por la CREG, por lo que es obligatorio realizar un tratamiento previo
al gas natural con el fin de eliminar hidrocarburos liquidos, vapor de agua y CO,.°

En la tabla 15, se muestra las condiciones establecidas por la CREG vy las
correspondientes al gas de Chichimene. Los items sefialados, son aquellos que se
requieren tratar, debido a que la CREG, exige que el gas se encuentre seco, libre
de CO, e hidrocarburos liquidos, si se remueven, el poder calorifico del gas
disminuye.

® En el Anexo M, se puede ver detalladamente el Marco Regulatorio e Infraestructura del Gas Natural en
Colombia.
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Tabla 15. Condiciones Requeridas por la CREG

ANALISIS COMPOSICIONAL GAS NATURAL ESTACION CHICHIMENE
CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

- . . . E DEL
Especificaciones de Calidad del Gas Natural establecidas por la CREG MUESTRAS
PROCESO DE
Res CREG 071 de 1.999 RECOLECCION
ESPECIFICACIONES Valores S.| SISTEMA Valores Actuales
alores S.& INGLES en Campo
Méximo poder calorifico bruto (GHV) (nota1) | 42,8 MJ/m>® | 1150 BTU/ft®
107,42 MJ/m3
Minimo poder calorifico bruto (GHV) (nota1) | 35,4 MJ/m® | 950 BTU/ft>
Li Li
Contenido de Liquido (nota 2) ’|br.e de '|bre de 5,6%
liquidos liquidos
Contenido total de H,S maximo 6 mg/m> 0,25 0 mg/m3
2 me/m gramo/100PCS
1
Contenido total de azufre maximo 3 0 mg/m3
23 mg/m” | mo/100PCS ¢/
Contenido CO,, maximo en % volumen 2% 2% 12,965%
Contenido de N, maximo en % volumen 3% 3% 2,2067%
- - - o
Contenido de inertes maximo en % volumen 5% 5% 152%
(nota 3)
Contenido de oxigeno maximo en % volumen 0,1% 0,1% 0%
Contenido maximo de vapor de agua 97 mg/m3 6 Lb/MPCS 0 mg/m3
Temperatura de entrega maximo 49 °C 120°F
40 °C
Temperatura de entrega minimo 45 °C 40 °F
Contenlc_l? maximo de polvos y material en 1,6 mg/m? 0,7 0 mg/m3
suspension (nota 4) gramo/1000 pc

Nota 1: Todos los datos sobre metro cubico 6 pie cubico de gas estan referidos a Condiciones
Estdndar.

Nota 2: Los liquidos pueden ser: Hidrocarburos, agua y otros contaminantes en estado liquido.

Nota 3: Se considera como contenido de inertes la suma de los contenidos de CO,, nitrégeno y
oxigeno.

Nota 4: El maximo tamaio de |las particulas debe ser 15 micrones.

Presion de operacion del gasoducto en el punto de entrada hasta los 1200 psia

Fuente: Resolucién CREG 071 de 1.999.
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2.4.1. Gas natural para generacion eléctrica

Utilizado en centrales termoeléctricas para generacion eléctrica. En Colombia,
debido a que existe épocas del fendmeno del nifio, y debido a ello disminuyen las
caudales de agua en todo el pais, comienzan las centrales hidroeléctricas a
reducir su nivel de produccion de energia, es por eso que las centrales
termoeléctricas cumplen esta funcion y son las que en ese tiempo despachan su
energia a nivel pais. Entre las centrales termoeléctricas, existe la convencional, la
central de ciclo combinado y la cogeneracion.

La central termoeléctrica convencional a gas, es una instalacion usada para la
generacion de energia a partir de la energia liberada en forma de calor, mediante
la combustion de gas natural (combustible fosil). En la ilustracién 10, se aprecia un
esquema general de una planta termoeléctrica a gas.

llustracién 10. Central térmica convencional a gas
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Ia planta instalaciones y activa un genera por Iz activacion
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caniidad de vapor.

Turbina a vapor
El vapor de alta
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moior, el cual genera
energia.

de Ias fores activa
| un nuevo motor que
gensra mas enargia
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/"’"l
Patio de liaves >
Elevan Ia tension L el vapor pasa
de Iz electricidad atioer unz bajz
obtenida para que prasion yuega‘ al
este lista para el g condensador
transporte. 3
‘é\”@ Haca & onéend
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Fuente: http://www.fullguimica.com/2013/04/centrales-convencionales-gas.html
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Por otro lado, existe la central de ciclo combinado, la cual se basa en la
produccion de energia a través de diferentes ciclos, una turbina de gas y una
turbina de vapor. El calor no utilizado por uno de los ciclos se emplea como fuente
de calor del otro mediante el uso de una caldera HRSG (Heat Recovery Steam
Generator), de manera que los gases calientes de escape del ciclo de turbinas de
gas entregan la energia necesaria para el funcionamiento del ciclo de vapor
acoplado. La energia obtenida en estas instalaciones puede ser utilizada, ademas
de la generacion eléctrica, para calefaccion a distancia y para la obtencion de
vapor de proceso. Algunas de las ventajas son:

v

v

Sustituir una central térmica de ciclo combinado por una de carbén o diesel
contribuye a la reduccion de GEL.

Consume un 35% menos de combustible fosil que las convencionales, lo
cual ayuda a reducir emisiones de CO; a la atmdsfera.

La emision unitaria por KWh producido a través de plantas de ciclo
combinado es menor y sus emisiones de dioxido de azufre son
despreciables a comparacion con una central de carbon o diesel.

Tiempo de construccién aproximadamente 30% menor que una planta con
carbon.

Se utiliza menor cantidad de agua en el proceso ya que solo se requiere
agua para el ciclo de vapor, lo que una central de ciclo combinado con gas
natural necesita 1/3 del agua que se precisa en un ciclo simple de fuel o
carbon.

En la ilustracion 11, se muestra un esquema general del funcionamiento de una
central de ciclo combinado.

llustracién 11. Esquema general de una Central Ciclo Combinado
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Fuente: http://www.slideshare.net/gbermudez/guia-n-3-centrales-trmicas-de-gas
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Finalmente, se encuentra la cogeneracion, la cual consiste en la produccion
simultdnea de energia eléctrica y energia térmica utilizando un Unico combustible.
El calor producido sirve para calefaccion y aire acondicionado o para calentar
agua sanitaria; la electricidad se utiliza o se envia a la red eléctrica general.
Normalmente su ubicacion es cercana a los consumidores, con lo cual las
pérdidas por distribucion son menores que las de una central eléctrica y un
generador de calor convencional. Su rendimiento eléctrico depende de la
tecnologia utilizada, pero oscila entre el 30-40%, mientras que el rendimiento
térmico esta alrededor del 55%. En la ilustracion 12, se muestra un esquema
general de proceso de cogeneracion.

llustracién 12. Proceso General de una Planta de Cogeneracion

~
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Fuente: http://www.red-calefaccion-lille.veoliaenvironnement.com/tecnologias/cogeneracion.aspx

2.4.2. Gas natural en plantas de petréleo

Utilizado como fuente de energia para produccion de vapor, calentamiento de
unidades de cracking y reforming y en campos productores para calentamiento de
fluidos y tuberias. En la ilustracion 13, se detalla los productos petroquimicos que
se pueden obtener en plantas de petréleo, a partir del gas natural.
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llustracién 13. Productos Petroquimicos obtenidos a partir de Gas Natural
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PentanoHexano Eemeed  ATOM3tIicos )

Fuente: Autora.

2.4.3. Gas natural para la industria

El gas natural tiene diversas aplicaciones debido a que ofrece grandes ventajas en
procesos donde se requiere de ambientes limpios, procesos controlados y
combustibles de alta confiabilidad y eficiencia. En industrias quimicas, se
considera como fuente de energia para produccion de vapor, calentamiento de
unidades de cracking y reforming; ademas, facilita la utilizacion del gas natural con
mezcla variable de otros gases residuales disponibles en la industria gracias a la
ductibilidad de los quemadores.
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2.4.4. Gas natural para uso vehicular

Es considerado combustible sustituto de la gasolina. El gas natural comprimido es
una mezcla de gases, que resulta ser econdmico y ambientalmente limpio,
ademas de ser considerado una alternativa para sustitucion de combustibles
liguidos. Es utilizado por vehiculos como gas natural comprimido o como gas
natural licuado y se compone generalmente de CH,. Algunas de sus ventajas son:
ahorro superior al 50% del costo frente a la gasolina, recuperacién promedio de la
inversion de conversion, desempefio similar y comparable a la gasolina y otros
combustibles, reduccion de costos de mantenimiento al ser un sistema de
combustiéon mas limpio, y ademas como combustible, disminuye la emisién de
gases contaminantes como CO, hidrocarburos y CO, respecto a los emitidos con
la gasolina y demas combustibles.

2.4.5. Gas natural para uso domeéstico

El gas natural ha desplazado a combustibles como el queroseno, carbén, gasolina
qgue han sido empleados en las labores de los hogares, dado su costo y bajas
emisiones de GEI. Ademas, es un combustible que brinda mayor seguridad en su
manipulacion debido a que llega hasta el punto de consumo por tuberias a baja
presion. Algunas de sus ventajas son: facil instalacion, suministro continuo,
combustién no contaminante, econémico respecto a otros combustibles similares,
y finalmente, conservacion de aparatos que funcionan con gas natural debido a
que no requieren de mucho mantenimiento. Sus aplicaciones principales son: para
alimentos, debido a que es la mejor alternativa frente a otros combustibles.
Calefaccion, ya que permite calentar ambientes de hogares o locales, y
calentamiento de agua: mediante calentadores a gas natural los cuales producen
agua al instante y a bajo costo.

2.4.6. Gas natural paratrigeneracion

Surge debido a necesidades de calefaccion, agua caliente, pero también
cantidades de frio para climatizacion. Los nuevos equipos a gas natural permiten
obtener frio, ya sea mediante el sistema de compresion o a través del proceso de
absorcion. Aunque los equipos de compresion son muy eficientes, los equipos de
absorcién son considerados como la opcién mas ecolbgica para los sistemas de
climatizacion y refrigeracion. Combinando la tecnologia de cogeneracion con la de
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absorcion se puede climatizar con un ahorro energético considerable. Esta
maquina opera pasando el calor de una fuente fria a otra caliente. Esto se debe al
hecho de que la bomba de calor no sélo aprovecha la energia contenida en el gas,
sino también la ambiental, por lo que proporciona mas energia de la que consume.
Algunas de sus ventajas son: reduccion de emisiones de GEI, disminucién de
pérdidas en el sistema eléctrico, aumento de la competitividad industrial, y
finalmente, la promocion de PyMES en construccion y operacion de plantas de
trigeneracion.

2.4.7. Gas natural en Plantas Peak Shaving

Las plantas Peak Shaving (En inglés, afeitando picos) pueden ser utilizadas como
centros de almacenamiento de gas natural licuado (GNL), para exportarlo, para
suplir demandas pico de gas en areas de gran demanda o como almacenamiento
de gas natural in situ con el fin de brindar confiabilidad al Sistema Nacional de
Transporte de gas natural.

Son plantas de almacenamiento criogénico que surgieron como respuesta a la
necesidad de garantizar con importantes reservas de gas natural licuado, el
abastecimiento de redes de gas natural. Son usadas para el abastecimiento de
gas durante los periodos de demanda maxima, ya que fueron concebidas para
afrontar los picos de consumo en aquellos sistemas con alta incidencia de clientes
residenciales e industriales.

Esta planta, reduce la necesidad de disponer de capacidad de transporte desde
las zonas de produccién de gas, y con ello la sobredimensién de los gasoductos
involucrados, que son utilizados en forma estacional (fenbmeno del nifio); es una
alternativa eficaz para disminuir el costo total de ese transporte desde la
produccion hasta los centros de consumo con alta demanda.

Se ubican estratégicamente cerca a centros de consumo, y generalmente lejanas
de las zonas de produccion gasifera. La planta requiere de mayor tiempo para
licuar el gas y llenar los tanques de almacenamiento (aproximadamente 200-300
dias), y para la vaporizacién y entrega gas a las redes de distribucion lo hace en
pocos dias (no mas de 20 dias cada afio).

La cadena de GNL lo conforman cinco agentes:
v" Produccién: desde el campo productor hasta la planta de GNL, incluyendo
el procesamiento del gas y los gasoductos asociados.

v Licuefaccién: comprende el tratamiento del gas, licuefaccioén, recuperacion
de liquidos y condensados, carga y almacenamiento de GNL.
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v' Transporte: si es para exportar el GNL viaja por barco desde la planta de
licuefaccidn hasta la terminal de regasificacion.

v' Regasificacion: comprende la descarga, almacenamiento, regasificacion e
inyeccion en ramales de distribucion.

v Distribucioén: a la salida de la planta de regasificacion, el gas es inyectado
en el sistema de transporte y distribucion para llegar a los usuarios finales.

En la ilustracion 14, se muestra el proceso general que debe tener una planta
Peak Shaving.

llustracién 14. Proceso General de una Planta Peak Shaving

D "
. ¢Eliminacién de CO,, H,0 y separacién de hidrocarburos
Tratamiento I pesados.
S
)
Licuefaccion I *Enfriamiento del gas durante 290 dias.
S
Yy
Almacenamiento *A bajas temperaturas, se almacena en un tanque que
mantiene la temperatura del GNL.
J
| ePor un sistema de bombas criogénicas, el gas es )
vaporizado a alta presién, lo que hace posible
Vaporizacion regasificarlo y enviarlo a una estacién para adecuar las
condiciones de presidn a las requeridas para inyeccion a
la red de distribucion. )

Fuente: Autora.

2.4.8. Gas natural en Plantas de Gas Natural Comprimido

El gas natural bajo las condiciones de temperatura normalmente utilizadas para su
manipulacion en el Sistema Nacional de Transporte de gas natural (1015 psi) se
encuentra en estado gaseoso y moviliza una cierta cantidad de energia por unidad
de volumen. Se podria manipular mas energia si se comprime el gas a mayor
presion. En general, cuando la demanda a atender es pequefia y para ciertas
condiciones de distancia de transporte, los gasoductos pueden no ser la mejor
opcion de transporte desde el punto de vista econémico. En tal caso, puede ser
viable utilizar la técnica del GNC para transportar el gas hasta el centro de
consumo Yy luego distribuirlo a los usuarios a través de redes domiciliarias e
industriales. Mediante esta técnica se aumenta la presion del gas (3600 psi) en
cilindros o tanques transportados por vehiculos, manteniéndolo en su estado
gaseoso, de tal forma que se incrementa la energia por unidad de volumen
reduciendo los costos unitarios de transporte.
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El GNC (3600 psi) se transporta mediante cilindros de almacenamiento en
camiones especialmente disefiados y almacenados en cada localidad para ser
luego introducidos a la red de distribucion a una presién de 58 psi. Este sistema al
igual que el suministro de GLP esta destinado al abastecimiento de gas natural
para consumo residencial, industrial y GNV en pequefias localidades y alejadas de
un gasoducto.

Este sistema optimiza en forma integral lo técnico y lo comercial. Es un proyecto
innovador de distribucién de gas de bajo costo para consumo en pequefas y
medianas poblaciones, en la que no es rentable el abastecimiento mediante la
instalacién de un gasoducto troncal desde los yacimientos. En la ilustracion 15, se
muestra en resumen la cadena del GNC.

llustracién 15. Cadena del GNC

COMPRESION TRANSPORTE DESCOMPRESION

MODULOS DE

ALMACENAMIENTO —TRAN =1 -
* 0 f““ SPORTE ~ YD INDUSTRIAS

(=1 ]
REGULADORA
), ),
ESTACION
COMPRESORA TRASOmIE - ﬁ Y ESTACIONES

BOOSTER
Fuente: http://gncenergiaperu.com/

La cadena de valor de GNC la conforman tres agentes:

v Compresion: se toma el gas natural del campo de produccién (de un
gasoducto de transporte o0 una red de distribucion), y mediante
compresores se aumenta la presién del gas y se almacena en cilindros o
tanques disefiados para el caso. La presion maxima utilizada para el gas
comprimido es de 3600 psi.

v' Transporte y almacenamiento: por medio de tubos cilindricos con GNC a
alta presion, se transporta en vehiculos por carretera o via fluvial hasta una
planta de descarga emplazada en las inmediaciones de la localidad, y se
almacena. En general los camiones de 12 toneladas de capacidad, pueden
transportar hasta 5 médulos de almacenamiento de 300 m? (en total 1.500
m® de gas natural), mientras que los camiones articulados de 40 toneladas
de capacidad pueden transportar hasta 18 médulos de almacenamiento (en
total 5.400 m® de gas natural).
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v' Descompresion: utilizando valvulas para expandir el gas se reduce la
presion y se inyecta el gas a las redes de distribucion para llevarlo a los
usuarios finales.

Con base en lo anterior, se observa que en Colombia se consume
aproximadamente el 33% del gas producido, se exportan 150 MMSCFD a
Venezuela y el restante se utiliza en la misma actividad de produccién de
hidrocarburos. Asi mismo, en Colombia no se almacena gas para cubrir demandas
pico y el gran consumidor de este gas en su orden son, sector eléctrico, industrial -
comercial y residencial.

También se determin6 que el gas del campo Chichimene no cumple
especificaciones para su uso, lo cual requiere tratarse para disponerlo para venta
o0 consumo en el mismo campo. Por consiguiente, en el siguiente capitulo se
describira el tratamiento que se le debe realizar al gas ya que este es un gas no
asociado, amargo y humedo, debido al alto contenido de CO,, e hidrocarburos
liquidos presentes.
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3. MODELO DE TRATAMIENTO PARA GAS DE RECOLECCION DE
CHICHIMENE

El campo Chichimene, cuenta con un gas con alto contenido en metano (alrededor
de 75%), tal como se observa en la siguiente tabla. Su composicién se obtuvo
mediante una cromatografia tomada en un punto del sistema de recoleccién de
crudo del campo Chichimene, la cantidad de gas en la etapa de recoleccién
actualmente es de 0,5 MMSCFD. En la tabla 16, se muestra la cromatografia del
gas del campo Chichimene en la etapa de recoleccion.

Tabla 16. Cromatografia del gas Chichimene en etapa de recoleccién

COMPOSICION | FRACCION MOLAR
Nitrégeno 0,022067
Co2 0,12965
Metano 0,747311
Etano 0,04463
Propano 0,020076
n-Butano 0,016541
i-Butano 0,006041
n-Pentano 0,003474
i-Pentano 0,004346
n-Hexano 0,003165
n-Heptano 0,002043
n-Octano 0,000657
TOTAL 1

Este gas cuenta con condiciones
de: Presion 30 psi, Temperatura
104 °F

Fuente: Departamento de Produccion del Chichimene, ECOPETROL.

El gas de la etapa de recoleccion del campo Chichimene, debe tratarse y
acondicionarse de acuerdo a las regulaciones de calidad del gas natural por la
CREG, por lo que es necesario implementar un tratamiento de gas del campo.
Para esto se propone en cada una de las etapas de tratamiento del gas,
tecnologias que presenten ventajas frente a otros procesos en las diferentes
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etapas, y asi, se pueda cumplir las condiciones para entrega y uso posterior del
gas.

Por lo tanto, en la etapa de desacidificacion, se trabaja con torres de absorcion
con amina DEA, debido a que es un proceso de uso frecuente en plantas de
tratamiento, ademas este proceso frente a procesos de adsorcion y de
membranas presenta ventajas. En la adsorcion se purifica el CO, que se elimina, y
la utilizacion de membranas requiere de altos costos e influye negativamente por
la presencia de contaminantes como SOy, NO,, HC,.

En cuanto a la amina empleada, en este caso DEA presenta ventajas frente a
aminas como MEA, ya que no es corrosiva, no genera formacion de espuma,
ademas esta amina posee mayor capacidad de absorcion frente a la MEA y DIPA,
lo cual es ventajoso debido a que en esta primera etapa lo fundamental es eliminar
el CO, contenido en el gas que es un gran porcentaje (alrededor de 13%).

Seguido de ello, en la etapa de endulzamiento, se propone el proceso con la
amina DIPA, debido a que es una amina utilizada comercialmente en los procesos
de tratamiento de endulzamiento del gas natural, es una amina secundaria que
tiene gran capacidad para transportar gas acido, lo cual para este proceso es
importante debido a que la amina DEA (del proceso anterior) y DIPA tienen
contenido de azufre y mediante el uso de la amina DIPA se elimina este acido
sulfhidrico de la corriente de gas. La amina DIPA es una amina utilizada en el
proceso SHELL ADIP y aunque su competencia en la remocioén de CO, frente a
otros procesos es dificil, si es mas eficiente que soluciones como DEA y MEA en
la remocion de H,S.

Finalmente, en la etapa de deshidratacion, se implementa una tecnologia reciente
“‘DRIZO TEG”, con el fin de eliminar porcentaje de agua que se tiene actualmente
en el gas de recoleccion del campo, el proceso DRIZO TEG, cuenta con alta
concentracion de glicol lo que permite eliminar mayor porcentaje de agua que un
proceso de deshidratacion normal con glicol (aproximadamente 99,998% en peso
en lugar de lo tipico 99,95% en peso). Con mas de 60 plantas de tratamiento,
DRIZO demuestra ser el mejor proceso de deshidratacion y ademas por ser un
proceso respetuoso con el medio ambiente con emisiones minimas de CO; y
BTEX (benceno, tolueno, etilbenceno y xileno), requiere cantidad minima de
equipos y su costo es bajo. Finalmente, se lleva a compresién para tener el gas de
recoleccién a condiciones fijadas por la CREG.

En ninguno de los procesos se utiliza regeneracién, debido a que se requiere gran
demanda de energia. De otro modo, la etapa de fraccionamiento en el proceso, no
se lleva a cabo ya que el porcentaje de hidrocarburos liquidos es bajo y la
ejecucion de una etapa como el fraccionamiento, implica inversiones economicas
altas.
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El sistema de tratamiento del gas de recolecciéon del campo, se implementa
mediante el software Aspen Plus V.8.4, la cual es una herramienta para simular
procesos de disefio conceptual de industrias quimicas, petroguimicas, refino de
petréleo, procesamiento de gas y aceites, generacion de energia, entre otros.
Ademads, cuenta con herramientas de calculos de costos y su interfaz es amigable.

En la siguiente ilustracién 16, se presenta el proceso general del tratamiento del
gas del campo Chichimene, con base en lo anteriormente mencionado.
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llustracién 16. Modelo de tratamiento para el gas de recoleccion del Campo Chichimene

TRATAMIENTO PARA EL GAS DE RECOLECCION
CHICHIMENE

RECOLECCION
CHICHIMENE

A .

DESACIDIFICACION
(Eliminacién de CO2) (Eliminaciéon de H20 y

Y COMPRESION

A

g (Eliminaciéon de H2S y
C02)

Compresion)

Torr(jzf, de Con Amina DRIZO TEG Y
Absorcidn con > DIPA > c <
Amina DEA ompresion

Fuente: “Simulacion de un proceso de tratamiento de gas natural utilizando ASPEN PLUS V8.4”
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3.1. ETAPA I: DESACIDIFICACION DEL GAS NATURAL

La primera etapa del proceso de tratamiento consiste en la remocion de CO, y
H.S. En este caso, el tipo de gas de trabajo no cuenta con contenido de H,S, por
lo tanto se procede simplemente a eliminar el CO,. Inicialmente el gas cuenta con
unas condiciones de presion y temperatura de 30 psi y 313,15°K, la planta de
tratamiento trabaja a alta presion, por lo que es necesario comprimir el gas hasta
lograr condiciones requeridas del proceso. Posteriormente, el gas de trabajo y la
solucion acuosa de amina (en este caso, DEA), ingresan a una torre de absorcion,
en la que entran en contacto el gas y la amina, la cual se encarga de separar el
CO, del gas. En esta etapa se logra remover el 10% del 13% de CO, presente en
el gas. Este 10% pasa por una torre separadora en la cual se logra obtener un 5%
de CO, como producto para utilizar en procesos que requieran CO, y el 5%
restante sale como productos inertes del proceso. El porcentaje de metano
aumenta en un 13% pasando de 75% a 88%, esta etapa incluye varios equipos
como: compresor, enfriador, bomba, torre absorbedora, torre separadora.

3.2. ETAPA Il: ENDULZAMIENTO DEL GAS NATURAL

La segunda etapa del proceso de tratamiento consiste en la remocion del CO, que
no se logré eliminar durante la primera etapa, al igual que el H,S que ingresé en el
gas debido a que la amina tiene un porcentaje bajo en ella. El gas de trabajo
ingresa a una torre de absorcidon en la que el gas entra en contacto con una
solucién acuosa de amina DIPA, la cual es frecuentemente utilizada y es la que se
encarga de remover en su totalidad el contenido de H,S, reduce a un 1,8% el
contenido de CO, y aumenta de 88% de metano a 89,3%. Esta etapa incluye
varios equipos como: enfriador, bomba, torre absorbedora.

3.3. ETAPA Ill: DESHIDRATACION Y COMPRESION DEL GAS NATURAL

La tercera etapa consiste en la remocion de H,O que se encuentra en el gas
producto de los dos tratamientos anteriores ya que las aminas vienen en solucion
acuosa y una parte de esa agua queda internamente en el flujo de gas de trabajo
gue se esté tratando. Es fundamental eliminar el vapor de agua ya que de no ser
asi se pueden presentar problemas en el transporte del gas por la posible
formacion de hidratos de metano sélido. En el proceso de deshidratacion, el gas
ingresa a una torre de absorcion en la que entra en contacto con una solucion de
glicol (TEG), debido a que es una opcion de deshidratacién econdémica, la cual se
encarga de remover la totalidad del vapor de agua obteniendo un gas totalmente

47



seco y con 96% de metano. Debido a la alta eficiencia de esta etapa no fue
necesario simular una planta de fraccionamiento para aumentar la pureza del
metano ya que la condicion de salida del gas se encuentra bajo las condiciones
requeridas por la CREG, y debido a que la presion final en la etapa de
deshidratacién es la Unica que no se encuentra dentro de los estandares de la
CREG, se implementa un compresor que entregue el gas a 1200 psia Esta etapa
incluye varios equipos como: enfriador, bomba, torre absorbedora, compresor,
intercambiador de calor.
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En la tabla 17, se muestra las condiciones iniciales y finales de la simulacion del tratamiento del gas.

Tabla 17.Condiciones y Composiciones de Etapas de Tratamiento para Gas de Recoleccion Chichimene

ETAPA 1: DESACIDIFICACION CON

ETAPA 2: ENDULZAMIENTO CON

ETAPA 3: DESHIDRATACION DRIZO

VALORES TORRES DE ABSORCION AMINA DIPA TEG Y COMPRESION
Gas Actualfist. Gas Out - Etapa 1 Gas In - Etapa 2 Gas Out - Etapa 2 Gas In - Etapa 3 Gas Final Tratado
Recoleccién
DEA / DIPA / TEG 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
H20 0,00 1,80E-03 1,80E-03 3,63E-03 2,00E-03 4 PPM
Cco2 1,30E-01 3,43E-09 3,43E-09 5,79E-09 0,00 0,00
H2S 0,00 3,57E-07 3,57E-07 7,49E-07 285PPB 0,00
N2 0,02 0,03 0,03 0,03 0,03 0,03
CHa 0,75 0,88 0,88 0,88 0,89 0,96
C2He 0,04 0,06 0,06 0,06 0,06 0,01
C3Hs8 0,02 0,03 0,03 0,03 0,03 158 PPM
Flujo total (MMSCFD) 0,5 0,31 0,31 0,302 0,302 0,235
Temperatura (°K) 313,15 311,35 311,5 325,56 302,59 313,15
Presion (Psig) 30 900 900 900 900 1185,3

Nota: Cada uno de los componentes mencionados, se encuentran en Fraccion Molar.

Fuente: “Simulacion de un proceso de tratamiento de gas natural utilizando ASPEN PLUS V8.4”. Grupo de Simulaciéon Produccion y Uso de Combustibles,

UNAB.
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A continuacién se muestra en la tabla 18, el comparativo de las caracteristicas
fijadas por la CREG vy las obtenidas después del proceso de tratamiento del gas
del campo Chichimene.

Tabla 18. Condiciones de calidad de gas natural CREG Vs. Condiciones finales con
tratamiento de gas en Aspen Plus

ANALISIS COMPOSICIONAL GAS NATURAL ESTACION CHICHIMENE CON

PLANTA DE TRATAMIENTO
Especificaciones de Calidad del Gas Natural VALORES EXIGIDOS POR GAS DESPUES DEL
establecidas por la CREG CREG TRATAMIENTO
Res CREG 071 de 1999
ESPECIFICACIONES Valores S. Internacional |Valores Finales del Gas
Maximo poder calorifico bruto (GHV) (nota 1) 42,8 MJ/m?
36,46 MJ/m3
Minimo poder calorifico bruto (GHV) (nota 1) 35,4 MJ/m?
Contenido de Liquido (nota 2) Libre de liquidos Libre de liquidos
Contenido total de H,S maximo 6 mg/m’ 0 mg/m3
Contenido total de azufre maximo 23 mg/m3 0 mg/m3
Contenido CO,, maximo en % volumen 2% 0%
Contenido de N,, maximo en % volumen 3% 3%
Contenido de inertes maximo en % volumen (nota 3) 5% 3%
Contenido de oxigeno maximo en % volumen 0,10% 0%
Contenido maximo de vapor de agua 97 mg/m3 0 mg/m3
Temperatura de entrega maximo 49 °C 40°C
Temperatura de entrega minimo 4.5 °C
Conten@c,) maximo de polvos y material en 1,6 mg/m? 0 mg/m3
suspension (nota 4)

Nota 1: Todos los datos sobre metro cibico 6 pie cibico de gas estédn referidos a Condiciones Estandar.

Nota 2: Los liquidos pueden ser: Hidrocarburos, agua y otros contaminantes en estado liquido.

Nota 3: Se considera como contenido de inertes la suma de los contenidos de CO,, nitrégeno y oxigeno.

Nota 4: El maximo tamafio de las particulas debe ser 15 micrones.

Presion de operacion del gasoducto en el punto de entrada hasta los 1200 psia.

Fuente: Autora.
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3.4. COSTOS REQUERIDOS PARA TRATAMIENTO DE GAS DE
RECOLECCION DE CHICHIMENE

Mediante el software Aspen Plus V.8.4., fue posible determinar costos relativos a
la inversién, como también, los costos de los equipos principales. Esta corrida se
realizd con base en los siguientes datos que se pueden ver en la tabla 19.

Tabla 19. Bases de Calculo Planta de Tratamiento de gas — Escenario (P50)

Gravedad especifica del gas 0,7 gr/L
Horas de operacién por aiio 8760 h
Vida qtil del proyecto 20 afos
Modelo de depreciacion Linea recta
Valor de salvamento de la planta 20%
Punto de equilibrio del proyecto 10 aiios
Tiempo de construccion de laplanta| 65semanas
Renta presuntiva de capital 5%
Impuesto anual 40%
Tasa de retorno de la inversion 20%

Fuente: Aspen Plus V.8.4

En la tabla 20, se relaciona el valor de la inversion en equipos, costos directos por
el montaje e instalaciones, costos asociados por el servicio llave en mano,
impuestos y renta presuntiva de las inversiones para el escenario de produccion
de gas (P50) y (P90). Para efectos de andlisis financiero se tomara el escenario
(P50), el cual en el afio 2.007 alcanza un volumen de 4 MMSCFD y su proyeccion
de producciéon a partir de este afio se calculara con base en la curva de
declinacion del gas (ver la ilustracion 4).
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Tabla 20. Inversion de la planta de proceso de gas para escenarios de produccion de gas (P50) y (P90)

INVERSION TOTAL PLANTA DE TRATAMIENTO vs ESCENARIOS POSIBLES DE PRODUCCION DE GAS

ETAPAS PRINCIPALES DEL PROCESO

INVERSION ESCENARIO (P50) - US$

INVERSION ESCENARIO (P90) - US$

5.925.423

8.183.338

2.821.752

16.930.513

20.316.616

UTILIDAD LLAVE TOTAL (4a 7 TOTAL(7 a 10
COSTOS EQUIPOS | COSTOS DIRECTOS MANO (20% Inv.) TOTAL (0,5 a 4 MMSCFD) MMSCFD) MMSCFD)
Compresor 1.745.000 1.930.000 735.000 4.410.000 5.292.000 6.615.000
Bomba 18.300 62.460 16.152 96.912 116.294 145.368
. Absorbedor 332.900 592.000 184.980 1.109.880 1.109.880 1.109.880
DESACIDIFICACION
Stripper* 375.800 892.000 253.560 1.521.360 1.825.632 1.825.632
Enfriador 28.500 63.000 18.300 109.800 131.760 164.700
TOTAL 2.500.500 3.539.460 1.207.992 7.247.952 8.697.542 10.871.928
Enfriador 28.500 63.000 18.300 109.800 131.760 164.700
Bomba 18.300 63.000 16.260 97.560 117.072 146.340
ENDULZAMIENTO
absorbedor 332.900 126.000 91.780 550.680 550.680 550.680
TOTAL 379.700 957.464 267.433 1.604.597 1.925.517 2.406.896
Enfriador 18.000 40.045 11.609 69.654 83.585 104.481
Bomba 18.300 63.000 16.260 97.560 117.072 146.340
X . |Absorbedor 186.900 1.060.509 249.482 1.496.891 1.496.891 1.496.891
DESHIDRATACION Y COMPRESION
eCalor 24.500 63.456 17.591 105.547 126.657 158.321
Compresor 903.000 1.006.516 381.903 2.291.419 2.749.703 3.437.129
TOTAL 1.150.700 1.069.972 444.134 2.664.806 3.197.768 3.997.210
SUBTOTAL 4.030.900 5.566.897 1.919.559 11.517.356 13.820.827 17.276.034
IMPUESTOS - 40% 1.612.360 2.226.759 767.824 4.606.942 5.528.331 6.910.414
SUBTOTAL 5.643.260 7.793.655 2.687.383 16.124.298 19.349.158 24.186.447
RENTA PRESUNTIVA - 5% 282.163 389.683 134.369 806.215 967.458 1.209.322

25.395.770

* La inversion estimada para el tratamiento del gas de Chichimene se calculé con el modelo ASPEN. Estos equipos (torres) se disefiaron para
tratar hasta un maximo de 10 MMSCFD. Las caracteristicas de los demds equipos cambian segun los flujos a tratar; para el proyecto los equipos
menores estan disefiados para operar hasta el escenario de produccion (P50) que esta entre 0,7 a 4,0 MMSCFD.

Fuente: Aspen Plus V.8.4.
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De acuerdo con lo anterior, el resultado total de la inversion asciende a 16°930.513
US$ para el escenario de produccion de gas (P50), donde los principales equipos
de la planta cuestan alrededor del 35% del valor total de la inversion. El resto de la
inversion esta representada en el montaje, instalaciones, lineas de flujo, equipos y
respaldos eléctricos, instrumentacion, accesorios en general y principalmente la
mano de obra calificada, gastos de suministro y contratacion, impuestos, renta
presuntiva, entre otros. En la ilustracion 17, se puede ver la tendencia de la
inversion requerida para la planta del proceso de tratamiento del gas en cada una
de las etapas en funcion del volumen de gas posible entre los rangos de
produccion (P50) y (P90).

llustracién 17. Inversion planta de tratamiento de gas VS. Cantidad de gas para escenarios
(P50) y (P90)

Inversion Planta Proceso por Etapa Vs Qgas escenarios (P50) y (P90)

12.000

10.000 ‘/‘/—/
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v o
17,3 4/—4(
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A = =
2.000 w T
i —— K
0
(0,5 - 4,0)MMpcd (4,0- 7,0)MMpcd {7,0- 10,0)MMpcd
e Acidif (MUSS) 7.248 8.698 10.872
=== Fndulz (MUS5) 1.605 1.926 2.407
ey D2 sh & Comp(MUSS) 2.665 3.198 3.997
i [mpust. (MUSS) 4.607 5.528 6.910
==spe==Renta Pr. (MUSS) 206 967 1.209

Fuente: Autora.

La planta de tratamiento modelada segun el programa ASPEN PLUS V.8.4
mantiene constantes las torres independientes del flujo mésico y hace variable los
demas equipos como bombas de acuerdo con el volumen a tratar. En las tablas 21
y 22, se muestran los costos de operacion y los costos de energia de acuerdo con
los posibles volimenes de produccion de gas que comprenden los dos escenarios
de produccion incremental de gas (P50) y (P90). En el primer escenario (realista)
se tiene previsto alcanzar la produccion de 4 millones de pies cubicos por dia en el
afo 2.017 y en el escenario P90 (optimista) alcanzar 9 millones de pies cubicos
por dia. Para efectos de analisis econdmico de las posibles alternativas se
trabajara en este proyecto con el escenario (P50).
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Tabla 21. Costos de operacidon segun pronésticos de gas incremental

Costos de operacion seguin prondsticos de gas incremental

Etapa Deshidratacion-

Volumen MSCFD | Etapa Desacidificacion | Etapa Endulzamiento ., Total US$/Afio US$/MMBTU
Compresion

500 387.426 111.742 158.233 657.400 3,398
1000 386.536 111.485 157.869 655.890 1,695
2000 431.849 124.554 176.376 732.780 0,947
3000 460.402 132.790 188.038 781.230 0,673
4000 (P50) 475.000 137.000 194.000 806.000 0,521
5000 482.308 139.108 196.985 818.400 0,423
6000 489.733 141.249 200.017 831.000 0,358
7000 496.805 143.289 202.906 843.000 0,311
8000 504.231 145.431 205.938 855.600 0,276
9000 (P90) 510.949 147.368 208.682 867.000 0,249
10000 513.306 148.048 209.645 871.000 0,225

La energia eléctrica impacta los costos operacionales en 465.752USS al afio en el escenario P50, que equivale al 58% de los costos totales en el
escenario de 4 millones de gas tratado, el cual se da en el afio 2.017 segun pronosticos de produccion de gas para el campo.

Fuente: Departamento de produccién Chichimene, Ecopetrol.
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Tabla 22. Costos de energia eléctrica segun prondésticos de gas incremental

Costos Energia Eléctrica segun prondésticos de gas incremental
Etapa Etapa .Etapa . Total
Vel [ SEFD) desacifizacién endulzaﬁﬂento Desh|dratag|9n y US$/Afo LISEAHIN 2
Comnpresion

500 189.490 910 189.490 379.891 1,964

1000 189.055 908 189.055 379.018 0,980

2000 211.218 1.015 211.218 423.451 0,547

3000 225.183 1.082 225.183 451.448 0,389
4000(P50) 232.323 1.116 232.323 465.762 0,301
5000 235.897 1.133 235.897 472.928 0,244

6000 239.529 1.151 239.529 480.209 0,207

7000 242.988 1.167 242.988 487.143 0,180

8000 246.620 1.185 246.620 494.425 0,160
9000(P90) 249.906 1.201 249.906 501.012 0,144
10000 251.059 1.206 251.059 503.324 0,130

Estos costos corresponden alos equipos principales.

Fuente: Autora.

Por lo anterior, para proyectar los consumos de energia antes y después de alcanzar la produccién de escenario
(P50) de gas, en la tabla 23 se muestra el calculo de este consumo cuando se trabaja con una produccion de 4
MMSCFD de gas.
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Tabla 23. Requerimientos de energia eléctrica para equipos principales de la planta de tratamiento (4MMpcd)

REQUERIMIENTO ENERGIA ELECTRICA EQUIPOS PRINCIPALES DE LA PLANTA DE TRATAMIENTO

PRIMERA ETAPA CARACTERISTICAS DE LOS EQUIPOS
EQUIPO CANTIDAD HP KW/Ano N° Etapas |Rango de operacion | Requerimiento de energia Flujo RPM
COMPRESOR 1 290 1.895.138 2a3 200 A 7250 psi 150 A 290 Hp 518 a 2450 SCFM
BOMBA 1 1,4 9.149 100 A 1500 psi 1,4 Hp 1A23GPM 1725
SEGUNDA ETAPA
BOMBA | 1 | 14 | 9.149 100 A 1500 psi 1,4 Hp 1A 2.3 GPM 1725
TERCERA ETAPA
COMPRESOR 1 290 1.895.138 2a3 200 A 7250 psi 150 A 290 Hp 518 a 2450 SCFM
BOMBA 1 1,4 9.149 100 A 1500 psi 1,4 Hp 1A23GPM 1725
TOTAL (Kw/Afio) 3.817.724|Bomba CAT Pumps modelo 230 de USA
Costo energia segun Ecopetrol (USS/KW) 0,122|Compresor SAUER Compresors modelo WP 6442 de USA
COSTO TOTAL (USS/Afio) 465.762|Costo=(Pot x Fconv x Perido x CostUnitEnergia)

Fuente: Autora basada en fichas técnicas de fabricante de equipos como: http://www.catpumps.com.ar/pdf/CAT270.pdf vy
http://catalog.sauerusa.com/item/all-categories/boosters-and-gas-compressors/item-1031?&bc=100[1053|1054|1045%#

Asi mismo, en la ilustracion 18 y en la tabla 24 se observa el comportamiento de los costos de energia y
operacionales después de haber alcanzado la produccion de 4 MMSCFD. Esta proyeccion es la que se utilizara para

efectos de andlisis econémico de la planta de tratamiento del gas como también para las demas alternativas
planteadas en este proyecto.
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llustracion 18. Costos de operacién y energia para Escenario P50

- rd
Costos Operacion y Energia
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=g C0sto Operacidn MUSS/Afo 657 656 733 781 806 798 790 782 774 766 759
=== Costo Energia MUSS/Afio 380 379 423 451 466 461 456 452 447 443 439
i \[O|lUMEN Gas 183 365 730 1095 1460 1445 1431 1417 1402 1388 1375

Fuente: Autora.
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Tabla 24. Costos operacionales Planta de Proceso en Escenario Produccion de Gas (P50)

Volumen Gas Costo Operacion Costo Energia Inversién
Afo Total

MSCFD MMSCF/Afo MUSS/Afio | USS/MMBTU | MUSS$/Airo | US$S/MMBTU MMUSS
2014 500 183 657 3,398 380 1,964 16,93
2015 1000 365 656 1,695 379 0,980 16,93
2016 2000 730 733 0,947 423 0,547 16,93
2017 3000 1095 781 0,673 451 0,389 16,93
2018 4000 1460 806 0,521 466 0,301 16,93
2019 3960 1445 798 0,516 461 0,298 16,93
2020 3920 1431 790 0,510 456 0,295 16,93
2021 3881 1417 782 0,505 452 0,292 16,93
2022 3842 1402 774 0,500 447 0,289 16,93
2023 3804 1388 766 0,495 443 0,286 16,93
2024 3766 1375 759 0,490 439 0,283 16,93

Fuente: Autora e ICP.
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4. PROPUESTAS PARA EL USO DEL GAS DE RECOLECCION DE
CHICHIMENE TOMANDO EN CUENTA LA LINEA BASE ACTUAL

Con los datos suministrados por el departamento de produccion del campo, se
realiz6 mediante el software Aspen Plus, un estudio técnico de selecciéon de
tecnologias para cada una de las etapas del tratamiento del gas para adecuarlo a
condiciones reguladas por la CREG.

El sistema de recoleccién del campo Chichimene, se basa en varios cllsters para
la troncal norte como para la troncal sur, las cuales manejan especialmente crudo
extra pesado. Estos clusters retnen la produccion de varios pozos y se unen en
un multiple de recoleccion. En las tuberias principales de cada una de las
troncales va el crudo mezclado con agua y gas, y son transportados hasta la
estacion de tratamiento. Lo que se requiere es que la cantidad de gas libre que va
con el crudo, se pueda liberar del sistema y se le pueda dar un aprovechamiento
energético.” En un punto del sistema de recoleccién se tomoé la cromatografia del
gas, y en base a ello se plante6 un tratamiento al gas, con el cual se llevé el gas a
condiciones reguladas por la CREG (Necesario para implementacién de cualquier
alternativa).

Por lo que, seguido de ello se procede a realizar el estudio de cada una de las
alternativas para valorar y analizar criterios como impacto ambiental,
requerimientos econdmicos, beneficios operativos, incidencia operativa e impacto
externo de cada una de ellas, donde finalmente se recomiendan las opciones
viables para aprovechamiento Optimo al gas de recoleccion del campo
Chichimene.

A continuacion se presenta en la ilustracion 19, el sistema actual sobre el que se
propone a trabajar. Las alternativas a analizar para darle un aprovechamiento al
gas de recoleccion del campo son: autogeneracidn con central térmica
convencional, calentamiento de crudo en tuberias, venta del gas para SNT del
gas, trigeneracion, planta de almacenamiento Peak Shaving y GNC. En cada una
de las alternativas propuestas, se tendra una disponibilidad de gas en condiciones
CREG, ya que el objetivo principal de este proceso es aprovechar el gas,
convirtiéndolo en un gas Util para cualquiera de las alternativas con el fin de
reducir impacto ambiental y tener beneficios para el campo Chichimene.

7 N .z ,
En el Anexo | y J, se muestra la configuracién de los clusters para la Troncal Norte y para la Troncal Sur.
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llustracion 19. Sistema actual de recoleccion y procedimiento a realizar para valorar alternativas al Gas de Recoleccion del Campo
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Los criterios evaluados para cada una de las alternativas ademas de la situacion
actual que se presenta en el campo son:

v' Impacto ambiental: comparaciéon de cantidad de emisiones. Lo que mas
influye en dicho impacto es que la contaminacion se produce en el mismo
sitio y sucede durante todos los dias del afio, estos dos aspectos son
aquellos por los que se toma la linea para evaluar si el impacto llega a ser
alto o bajo en cada una de las alternativas, ademas de la situacién actual.

v' Requerimientos econémicos: equipos o plantas principales que se
requieren para implementar la alternativa.

v' Plazo de ejecuciéon: suma de la aprobacion de las diferentes fases del
proyecto (ingenieria conceptual, pre factibilidad, factibilidad y ejecucién).
Ademas, para el caso de ECOPETROL, se requiere de aprobacion de
presupuesto, permisos de las entidades gubernamentales (Ministerio de
Hacienda, Planeacion Nacional, Ministerio Medio Ambiente, Ministerio de
Minas y Energia), aprobacion de vigencias futuras, proceso contractual
(licitacion privada o publica) y tiempo de ejecucion de la obra. Es posible
gue la alternativa la realice un tercero en ese caso, el plazo puede ser
menor.

v Incidencia operativa: si el proyecto mantiene, desmejora o mejora los
diferentes procesos que conforman la operacion del campo.

v’ Beneficios operativos: si se generan beneficios econdmicos y operacionales
en el campo.

v Impacto externo: si se beneficia el entorno (comunidades), region y/o pais.

En la matriz, los aspectos fundamentales se tomaran en cuenta para evaluar cada
una de las alternativas, cada uno puede presentar una ventaja o desventaja frente
a las otras alternativas. Para el caso de quema o venteo de gas en tea, sus
principales aspectos son: impacto ambiental e impacto externo; el impacto
ambiental resulta ser alto debido a que la situacion se esta presentando desde
hace varios afios, sucede todos los dias del afio y ademas, las emisiones se
producen en el mismo sitio. Por otra parte, el impacto externo es un aspecto
fundamental a tratar, debido a que si se mantiene la quema y venteo de gas en tea
por parte del campo, es posible que la comunidad pueda llegar a cerrar el campo
debido a que las emisiones son altas y se presentan todos los dias del afo.
Asimismo, se determina para cada una de las alternativas los aspectos y criterios
fundamentales de cada una de ellas. Ademas, los criterios se basaran tomando
items de bajo, medio, alto, todos comparados segun la linea base (venteo y
guema de gas en tea).
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4.1. SITUACION ACTUAL: VENTEO Y QUEMA DE GAS EN TEA

La quema del gas en el campo Chichimene, es la situacion actual que enfrenta el
campo y por la cual se propone diferentes alternativas que permitan darle un uso
optimo al gas. El campo Chichimene esta catalogado como un campo netamente
productor de crudo y el gas que se obtiene es poco en comparacion con el
volumen de crudo producido, esto conlleva a que el campo tenga permiso para
operar bajo estas condiciones de venteo o quema de gas y no reciba multas por
parte del Estado. No obstante, Ecopetrol espera mitigar este impacto a través de
adecuar este gas para usos apropiados mas cuando se prevén mayores
producciones de gas debido a las mejoras en los procesos de separacion y
tratamiento de estos fluidos.

Debido al grado de sensibilizacién de la opinion publica ante los temas de medio
ambiente y a la legislacion existente, el hecho de ventear o quemar gas en
instalaciones petroleras, merece evaluar cualquier alternativa de aprovechamiento
de ese gas, asi resulte econdmicamente inconveniente para las finanzas de la
empresa pero supremamente conveniente para el entorno donde se ubican las
explotaciones de hidrocarburos. Vale la pena mencionar que producto de estas
practicas, la comunidad podria intervenir y demandar el cierre de todas las
operaciones de explotacion de un campo petrolero. Por lo que es obligatorio
disponer de alternativas para el manejo y aprovechamiento de los hidrocarburos
gaseosos, tales como, reinyectarlo al yacimiento para mejorar el factor de recobro
de hidrocarburos liquidos, almacenarlo en yacimientos agotados y/o abandonados,
almacenarlo en domos salinos, utilizarlo en el sistema de extraccidbn como sistema
de levantamiento de fluidos (gas lift), procesarlo y disponerlo para la misma
operacion para mejorar las condiciones de movilidad de los fluidos producidos a
través de calentamiento o para consumo externo como gas domiciliario e
industrial.

En el campo Chichimene la produccién de gas es asociada a la produccion de
hidrocarburos liquidos, donde la relacién de produccion de gas/petréleo es muy
baja. Desde el punto de vista técnico, la produccién de gas no tiene una alta
incidencia en lo operativo como por su mismo volumen de produccién. Esta
situacion ha hecho que este recurso energético en el presente soélo se disponga
para cubrir las necesidades de la operacion del campo, para calentar las
corrientes de fluido que de por si tienen muy baja movilidad, ya que el crudo que
se produce es de muy baja gravedad API, el gas remanente se quema o0 ventea en
las plantas de recoleccion y tratamiento de fluidos. Se estima que el volumen de
gas que no se utiliza hoy dia es de 0,5 MMSCFD vy en el futuro puede ser de 4
MMSCFD, y este tiene un poder calorifico de 107,42 MJ/m® ya que en su
composicion tiene un buen porcentaje de hidrocarburos liquidos. Si este gas se
procesara y se obtuviera un gas apto para venta (condiciones CREG) y asumiendo
gue su composicion es equivalente a un gas como el de la Guajira-Opén (40
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MJ/m®), se venderia en promedio en boca de pozo a unos 6 US$/MMBTU,
generando ingresos anuales de algo mas de 1,15 MMUS$/afio.® Tal y como se
observa en la tabla 25, donde se muestra el costo estimado por el venteo o quema
de gas del campo:

Tabla 25. Costo estimado de venteo o quema del Gas Chichimene

Campo Guajira 6,3244 USS/MMBTU
PRECIOS DE
REFERENCIA Campo Opdn 5,6537 USS/MMBTU
Promedio de precios 5,99 USS/MMBTU
COSTO Precio en boca de pozo 6,00 USS/MMBTU
PROMEDIO |Cantidad Gas 500000 SCFD
POR QUEMA 107,42 MJ/m3

Poder Calorifico Actual
DE GAS 0,002883 MBTU/ft3

Us$ a Scop $2.000 SCOP
COSTO $8.649 uss/d
EQUIVALENTE | _, $3.156.885 USS/afio
Calculo USS/d
A scop >/ $17.298.000 $cor/d

$6.313.770.000 SCOP/afio

Fuente: Autora.

Por lo anterior resulta conveniente buscar alternativas diferentes a la de venteo o
gquema de este gas y en su defecto darle un aprovechamiento tanto para la
operaciéon como para disponerlo para otros usos, tales como: consumo domiciliario
e industrial, como combustible en termoeléctricas, licuarlo y almacenarlo para
cubrir demandas pico o0 exportacion, comprimirlo y venderlo en poblaciones
pequefias y alejadas de las redes de transporte y distribucion de gas natural, entre
otros.

Ademas de las consideraciones anteriores, el hecho de quemar este gas genera
grandes impactos ambientales no sélo para poblaciones cercanas al campo, sino
para Colombia y para todo el mundo. ElI cambio climatico causado por aumento de
la concentracion atmosférica de gases de efecto invernadero como el CO, y CHy,
es el mayor reto para la sociedad actualmente. Colombia, sélo contribuye con el
0,37% de emisiones globales de GEI y es uno de los paises mas vulnerables a los
efectos del cambio climético, con consecuencias sobre su biodiversidad e
infraestructura que por ende, afectan su desarrollo socioeconémico.

Teniendo en cuenta que el CH,4 es el principal componente del gas natural, y que
estas emisiones tienen un impacto 25 veces mayor que las de CO,, la reduccién
de emitirlo a la atmdsfera permite obtener varios beneficios:

® En el Anexo K, se detalla los precios de referencia de gas natural en el Campo Guajiray Opon.
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v’ Se recupera un recurso energético.

v" Se mejoran las condiciones de seguridad industrial de las instalaciones.

v' Se contribuye en reducir las emisiones de GEI y se mitiga el calentamiento
global.

El célculo de emisiones netas de GEI, se basa en la metodologia general
planteada por IPCC (Panel Intergubernamental de Cambio Climético). Esta
metodologia, es la mas utilizada en la estimacion de GEIl y se encuentra disponible
en “Directrices del IPCC de 2006 para Inventarios Nacionales de Gases de Efecto
Invernadero”.

Esta metodologia consiste en combinar informacion sobre el alcance de una
actividad humana “Factores de actividad”, con los coeficientes que cuantifican las
emisiones por actividad “Factores de emision”. Se resume en:

Emisionesgg; = FA * FE (2)

En donde los factores de actividad en transporte de gas natural, estan
relacionados con actividades como:

v" Volumen de gas combustible utilizado en los motores de compresores.
v" Volumen de gas quemado en tea.

v" Volumen de gas venteado por mantenimiento.

v" Volumen de gas venteado operativamente.

Mientras que los factores de emision dependen principalmente de la composicion
del gas natural (concentracion de CH, y CO,), y de aspectos como la eficiencia de
combustién en motores y teas.

En Colombia, el gas natural de Guajira (98% mol de CH,;) genera mayores
emisiones de CH,4 por unidad de volumen al ser venteado, que el gas natural de
Cusiana (84% mol de CH,). Sin embargo, el gas de Cusiana genera mayores
emisiones de CO; al ser quemado debido a su mayor contenido de C,Hg y CO».

Por lo que se realiza un estimativo de la cantidad de gas quemado con relacion al
gas de Cusiana debido a que la composiciébn es similar a la del campo
Chichimene, con el fin de determinar las emisiones probables de CO, que se
generan por quemar en tea los 0,5 MMSCFD. En la tabla 26, se muestra los
factores de actividad y de emision fijados por la IPCC y la comparacion del gas de
Chichimene con el de Cusiana, con el fin de determinar un aproximado de
emisiones enviadas al medio ambiente, asi mismo se muestra una gréfica
comparando la cantidad de gas quemada en tea vs. Cantidad de CO, enviada a
medio ambiente para escenario P50.
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Tabla 26. Factores actividad y emisién fijados por IPCC y comparacién Emisiones Cusiana
con las del Campo Chichimene

FUENTE PRINCIPAL GEI FACTORES DE ACTIVIDAD FACTORES DE EMISION
FACTOR Incertidumbre FACTORES RELATIVO A LA Incertidumbre
Gas combustible CO2 1000 ft3 de combustible 0,01%a1% Guajira: 52,1 | kgCO2 por cada
Quema de gas en tea CO2 1000 ft3 de gas quemado Cusiana: 63,2 1000 ft3 04%a1%
Venteo de gas por mantenimiento CHa 1000 ft3 de gas venteado 10% Guajira: 19,9 kgCH4 por cada
Fugas y venteo operativo CHa 1000 ft3 de gas fugado Cusiana: 16,9 1000 ft3

CASO CHICHIMENE COMPARADO CON CUSIANA (Diferentes cantidades de gas)

Cantidad de gas Cantidad equivalente
quemado (ft3) en CO2
1000 63,2
500000 31600
654000 41332,8
1815000 114708
3093000 195477,6
3943000 249197,6

Fuente: Autora.

llustracién 20. Emisiones de CO2 VS. Cantidad de gas quemado en tea (P50)

EMISIONES DE CO2 VS CANTIDAD DE GAS
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Fuente: Autora.

De acuerdo con la resolucion 0610 de marzo 24 de 2.010 que modifico la
resolucion 0601 de abril 4 de 2.006 del Ministerio del Medio Ambiente, establece la
Norma de Calidad del Aire, en la cual especifica los contenido permisibles de
contaminantes en el aire, entre los cuales esta la presencia de material particulado
total y material en suspension, hidrocarburos (como metano), CO, NO,, y en
especial el tiempo de exposicion de dichos eventos contaminantes. Para el caso
de Chichimene, se queman 0,5 MMSCFD que al ser una combustién incompleta
genera una alta concentraciéon de CO y CO, (32 toneladas al aire por dia) y si se
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ventea el gas, se emite la cantidad de 8,5 toneladas de CH, por dia. La norma
establece que los valores permisibles y el tiempo de exposicidon para las particulas
en suspensién es 300 pg/m® por 24 horas, material particulado es 150 pug/m* por
24 horas, CO es 10.000 pg/m? por 8 horas, metano es 1500 pg/m® por 4 meses.
Para el caso de Chichimene el factor mas influyente en cuanto a la contaminacién
es el tiempo ya que esta contaminacion se produce constantemente durante todos
los dias del afio y tomando en cuenta todos los afios en que se ha realizado esta
practica. De otra parte, es que esta contaminacion se produce en el mismo lugar,
concentrando los efectos en el entorno del mismo campo. Como se mencioné
anteriormente, el campo Chichimene, esta catalogado como un campo netamente
productor de crudo y el gas que es obtiene es poco en comparacion con el
volumen de crudo producido, esto conlleva a que el campo tenga permiso para
operar bajo estas condiciones de venteo o quema de gas y no reciba multas por
parte del Estado. No obstante, Ecopetrol espera mitigar este impacto a través de
adecuar este gas para usos apropiados mas cuando se prevén mayores
producciones de gas debido a las mejoras en los procesos de separacion y
tratamiento de estos fluidos.

4.2. ALTERNATIVA 1. AUTOGENERACION CON CENTRAL TERMICA
CONVENCIONAL

Se presenta como alternativa, la autogeneracion en el campo Chichimene, debido
a que los pozos del campo trabajan con bombas electrosumergibles (como
método de levantamiento artificial) y se consume gran cantidad de energia por dia
debido a este sistema. En la tabla 27, se muestra la cantidad de pozos que se
tienen para cada una de las troncales y el consumo de ellos por hora.’

Tabla 27. Resumen consumo de pozos en el Campo Chichimene

TRONCAL POZOS N° CLUSTER | Potencia (KWh)
Norte 63 16 8944
Sur 74 18 9982
TOTAL 137 34 18926

Fuente: Departamento de Produccion Chichimene, ECOPETROL.

9

En el Anexo C y D, se muestra detalladamente el consumo en los pozos del Campo tanto para la troncal
norte como también para la troncal sur. Ademads, en el Anexo F, se muestra un resumen de consumo de
pozos de las troncales del Campo.
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Como se aprecia en la tabla, se requiere alrededor de 18,9 MWh, por lo que se
propone disponer de una central térmica que permita suplir la energia de los
po0zos, Yy en caso que se requiera de mas energia, se pueda tomar directamente
de la red (como se realiza actualmente). Por ello, se realiza el estudio de régimen
térmico de una turbina a gas de 21,74 MWe en condiciones del campo.

4.2.1. Principio de funcionamiento de la turbina a gas

Compuesta de tres secciones principales: un compresor, un quemador y una
turbina de potencia. Las turbinas a gas operan con base en el principio del ciclo
Brayton el cual funciona bajo los siguientes principios termodinamicos.

Durante el proceso 1-2, el aire entra al compresor en condiciones de presion,
temperatura y humedad relativa del sitio, donde es comprimido en un proceso
adiabatico; en el proceso 2-3 el aire es conducido hacia la cAmara de combustion
en la cual se adiciona combustible (gas natural). ElI proceso de combustion es
desarrollado en condiciones de presion constante y genera un aumento
considerable en la temperatura de los gases producidos en el proceso de
combustién; en el proceso 3-4 los gases salen de la camara de combustién con
alta presion y temperatura y son dirigidos a la turbina. La potencia de la unidad
puede variar de 0,2 MW hasta 280 MW. En la ilustracibn 20, se muestra un
esquema del principio de funcionamiento de una turbina a gas.

llustracién 21. Principio de funcionamiento de una turbina a gas

I
COMEUSTIBLE

TURBINA
A GAS

COMPRESOR

CAMARA DE
2 COMBUSTION 3

GASES OE 4 GENERADOR

ESCAFE

Fuente: Guia ambiental para termoeléctricas.

En cuanto al impacto ambiental, la combustion que ocurre en los procesos
termoeléctricos genera SO,, NO,, CO, CO,, y particulas que pueden contener
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metales. La cantidad de cada uno dependera del tipo y el tamafio de la instalacion,
las caracteristicas del combustible y la manera en que se queme. En las centrales
térmicas, la principal fuente de emisiébn de contaminantes atmosféricos la
constituye el proceso de combustion.

4.2.2. Determinacion de la potenciay el régimen térmico a condiciones 1ISO

Alrededor de los afios 70, las turbinas a gas contaban con bajas eficiencias y baja
fiabilidad por lo que se limitaban. El tema del desempefio térmico en turbinas a
gas ha cobrado cada vez mas relevancia debido al creciente aumento en los
precios de los combustibles. Por lo tanto, se pretende cuantificar y corregir la
potencia y el régimen térmico a condiciones diferentes de las de operacién. Estas
dos variables tienen un impacto directo en las ventas y el margen de operacion de
la central.

Algunas de las ventajas que se tienen junto con estas turbinas son:

v' Conversion eficiente de combustible.

v" Reduccion de gasto de luz.

v Bajo costo de instalaciéon y mantenimiento.

v" Consumo de variedad de combustibles hidrocarburos.

v' Se pueden usar para precalentar el aire antes de entrar en la camara de
combustion.

v Se puede poner en servicio con un minimo de tiempo de retardo.

v/ Ocupan menos espacio.

v' Gases de escape menos contaminantes para el medio ambiente.

Las centrales eléctricas de turbinas a gas contienen cuatro componentes,
compresor, camara de combustion, turbina y generador. El aire es aspirado por el
compresor y entregado a la cadmara de combustion. EI combustible liquido o
gaseoso se utiliza cominmente para aumentar la temperatura del aire comprimido
a través de un proceso de combustion. Los gases calientes que salen de la
camara de combustion se expanden en la turbina que produce el trabajo v,
finalmente, las descargas al ambiente.

La turbina a gas opera bajo los principios del ciclo termodindmico Brayton. Debido
a esto, algunos factores influyen de manera directa en el desempefio térmico
como: temperatura de entrada al compresor, presion atmosférica, humedad
relativa.

Existen dos maneras de cuantificar el impacto de cada una de estas variables:
v Por curvas de correccion.
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v Por tabla de factores que indican el impacto de cada variable en la potencia
y en el régimen térmico (practica aunque no es muy exacta).

Debido a que no se cuenta con la curva de correccion de la turbina, la cual debe
ser proporcionada por el fabricante y es Unica para cada modelo y tipo de turbina
se trabajara con la tabla de factores de referencia, estos factores son genéricos
para las turbinas a gas operando en ciclo simple. Mediante esta manera, se
tendran unos resultados aproximados a los que darian si se usaran las curvas de
correccion. En la tabla 28, se muestra los factores de referencia genéricos para
turbinas a gas operando en ciclo simple.

Tabla 28. Factores de referencia genéricos para turbinas a gas

Temperatura Ambiente, +1°F -0,3% 0,07%
Presion Atmosférica, +1% 1% -0,004%
Humedad Relativa, +10% 0,04% 0,02%

Fuente: “Diagnéstico de la variaciéon potencia y régimen térmico de una turbina a gas teniendo en cuenta
parametros atmosféricos”
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Se selecciond una turbina “TITAN-250", debido a que ofrece un 40% en la eficiencia del eje con la reduccion de
emisiones hasta en un 30%. En la ilustracion 21, se muestra las caracteristicas generales de la turbina.

llustracién 22. Datos generales Turbina TITAN-250

Solar Turbines TITAN 250

A Caterpillar Company Gas Turbine Generator Set

Performance Available Power
Output Power 21 745 kWe 26 000 10.6
{10,047)
Heat Rate 9260 klkWe-hr
{8775 Btwkve-hr) \ =
Exhaust Flow 245660 kghr @ 23500 102 3
(541,590 fhr) 2 Output Pawer (0668) =
: 2
Exhaust Temp. 4E5c L o
BE5F) 3 5000 AN 98 &
—— a (H289) g
Application Performance = =
Steam (Unfired) I57 tonnesthr = =
@TEO0IBNY B 15800 N 94 B
Steam (Fired) 1848 tonnes'hr Heat Rata / (8910) é
1536°C (2B00°F) {407 490 Ibhr) R =
L
Chilling {Absomp.) 30 340 KW gn T
(8620 refrigeration tons) 16 000 (8531)
) . -30.0 -15.0 0.0 15.0 30.0 45.0
Mominal rating — per 150
At 15°C (59°F), sea Jovel (-22) {5) (32) (59) (B5) {113}
N inletiaxhaust fosseas INLET AIR TEMPERATURE. *C (°F} I
Relative humidity 60%
Matural gas fusl with
LHV = 31.5 fo 43.3 MU (940 Blu/sch)
Mo accessory osses

Engine sffciemcy: 30.3%
(measured &t generafor ferminals)

Fuente: Solar Turbines.
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El flujo nominal de gas requerido para una turbina como la TITAN 250, se basa
tomando datos de la turbina como Heat Rate y potencia, siendo entonces:

Kj
Heat Rate = 9260 ————— (3
eat Rate KWh—e()

Potencia = 21745 KWe (4)

KJ
KWh—e

3
9260 x 21745 KWe * 24 horas * 35,3{%3

5)

Gas Requerido = ]
42800 oy

Gas Requerido = 3.985.773 ft3 (6)

Ademas, en la ilustracién 22 se muestra las condiciones ISO de operaciéon de la
turbina seleccionada y las condiciones atmosféricas de ubicacion del campo.

llustracién 23. Condiciones ISO de operaciéon y del Campo Chichimene

CONDICIONES ISO DE CONDICIONES ATMOSFERICAS DE

OPERACION TURBINA A GAS CAMPO CHICHIMENE

Potencia: 21.745 KWe Temperatura Promedio: 77 °F

Heat Rate: E.T?Eﬂ Altura:523 m.s.n.m
KWe —h
Temperatura Promedio: 59 °F Presion Atmosfeérica: 750 mmHg
Presion Atmosférica: 760 mm Hg
Humedad Relativa: 60 % Humedad Relativa:75 %

Fuente: “Diagnéstico de la variacion potencia y régimen térmico de una turbina a gas teniendo en cuenta
parametros atmosféricos”

De igual manera, en la tabla 29 se muestra la diferencia que se presenta entre las
condiciones ISO anteriormente mencionadas con relaciéon a las condiciones del
campo.

71



Tabla 29. Diferencia entre condiciones ISO y condiciones del Campo Chichimene

DIFERENCIA ENTRE CONDICIONES .
< Unidades
DE OPERACION
Temperatura Promedio 18 °F
Presién Atmosférica -1,32% mm hg
Humedad Relativa 25 %

Fuente: “Diagnéstico de la variaciéon potencia y régimen térmico de una turbina a gas teniendo en cuenta
parametros atmosféricos”

Con las condiciones ISO de la turbina y las del campo, se realizan los calculos de
Heat Rate y potencia de salida, tomando en cuenta los factores de referencia
genéricos. En la siguiente tabla 30, se muestra cada uno de los datos obtenidos
por la diferencia en los parametros de temperatura, humedad y presion.

Tabla 30. Parametros obtenidos por cambios en Temperatura, Humedad y Presion

LAl Diferencia con Operacién ISO| Unidades
TEMPERATURA
Potencia 22919,23 1174,23 KWe
Heat Rate | 8664,435 -110,565 BTU/KWe-h
CAMBIO POR :
Diferencia con Operacién ISO | Unidades
HUMEDAD
Potencia | 21723,255 -21,745 KWe
Heat Rate | 8770,6125 -4,3875 BTU/KWe-h
CAMBIO POR PRESION | Diferencia con Operacién ISO | Unidades
Potencia | 22032,034 287,034 KWe
Heat Rate | 8774,53668 -0,46332 Btu/KWe-h

Fuente: “Diagnéstico de la variacion potencia y régimen térmico de una turbina a gas teniendo en cuenta
parametros atmosféricos”

Tomando las consideraciones atmosféricas, los valores de potencia y Heat Rate
nuevos se muestran en la tabla 31.
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Tabla 31. Condiciones con las que se trabajaria la turbina en el Campo Chichimene

POTENCIA DE LA TURBINA | 23184,52 KWe
HEAT RATE 8659,58 |BTU/KWe-h

Fuente: “Diagnéstico de la variaciéon potencia y régimen térmico de una turbina a gas teniendo en cuenta
parametros atmosféricos”

El valor obtenido en potencia es superior al dato proporcionado por el fabricante,
esto quiere decir que esta turbina a condiciones atmosféricas y parametros
propios del ciclo termodindmico y de combustion, opera mas eficientemente en las
nuevas condiciones climaticas de operacién. Ademas, el valor obtenido de Heat
Rate, es menor al dato dado por el fabricante, lo que quiere decir que se requiere
un menor consumo de gas en la turbina y por ende se trabajara con mayor
eficiencia.

La disponibilidad de gas que se tiene en el campo que es de 0,5 MMSCFD solo
cubriria el 12,5% del gas requerido por la turbina seleccionada (TITAN 250), el
cual es de 4 MMSCFD. Con esta turbina se podria generar algo mas 23 MWh, es
decir un 21% mas de lo que se requiere para cubrir la demanda de energia por los
pozos que conforman el sistema de extraccién del campo.

De otra parte es conveniente que la central térmica se construya cercanamente a
las instalaciones eléctricas del campo con el fin de disminuir costos en la
construccion de la red desde la central térmica hasta la subestacion principal del
campo. Para efectos econémicos se considera una distancia de medio kilometro
entre la planta de tratamiento y la térmica.

Con base en lo anterior, la viabilidad de llevar a cabo esta alternativa seria posible
contando con este volumen de gas y el faltante (3,5 MMSCFD) se obtenga a
través de los planes incrementales de produccion de crudo y gas como también de
la optimizacién de las plantas de recoleccion y tratamiento o en su defecto se
compre a otro agente productor (puede ser el mismo ECOPETROL). En este caso,
se requiere invertir en una tuberia para traer el gas desde el Sistema Nacional de
Transporte de gas o como respaldo de gas en caso de deficiencias en campo, el
cual se encuentra a unos 40 Km de distancia (costo entre 30 y 50
US$/Metro*Pulgada). Asi las cosas, para llevar a cabo este proyecto se requieren
de las siguientes inversiones:

v' Planta de proceso del gas a condiciones CREG.

v Construccion de la central térmica.

v" Construccion de la tuberia para traer el gas faltante y gasoducto de planta
de tratamiento y térmica.

v" Costo variable de compra de 3,5 MMSCFD de gas en caso de no disponer
del gas en campo.
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Este proyecto se debe validar con respecto a compra de energia para los pozos
que a precios de productor de 220 $/KWh (no incluye costos de transporte,
comercializacion, distribucion y pérdidas) daria un costo anual de 18°000.000 de
dolares al afio.

Otra posible opcion es entregar este gas en condiciones CREG a un tercero para
que invierta en la central térmica con el compromiso de comprarle la energia a
mejores precios y bajo un contrato ininterrumpible de energia.

Otro aspecto a tener en cuenta en la construccion de la térmica, es el hecho de
garantizar el suministro de energia para la operacion del campo, el cual cuando se
interrumpe genera grandes pérdidas de produccion de crudo y genera problemas
en el sistema de extraccion. Como respaldo para fallas se seguiria contando con
el suministro de la energia del SNT de gas.

A continuacién se muestra los costos de inversion para una turbina de 23,2 MWe
gue requiere de 4 MMSCFD de gas, la cual supliria el consumo total de los pozos
del campo y ademds, costos de inversion para una turbina de 4,5 MWe que
requiere de 0,75 MMSCFD de gas, la cual se ajustaria a la cantidad actual de gas
que se tiene en el proceso de recoleccion.
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Tabla 32. Costos de inversién para turbina a gas de 4,5 MWe

INVERSION TURBINA 4,5 MWe

(0,75 MMSCFD de gas)
Modalidad llave en Mano
Costos en miles de dolares

Turbogenerador a gas 2933,3
Compresores de gas 173,3
Electricidad alta tension 186,7
Teledisparo + telecontrol 26,7
Transformadores 93,3
Electricidad baja tensién 53,3
Sistema de gas combustible 73,3
Sistema mecanico 173,3
Sistema aire comprimido 26,7
Instrumentacion 66,7
Tratamiento agua + obra civil 26,7
Sistema de control 66,7
Sistema de supervision 80,0
Torre de refrigeracién 53,3
Obra civil 120,0
Proteccidn contraincendio 6,7
Ventilacién e insonorizacion 93,3
Complementarios (AA, mobiliario) 26,7
TOTAL INVERSION FiSICA 4280,0
Ingenieria 261,3
Direccion de obra 96,0
Seguro de montaje 5,9
Costos avales 11,7
Legalizaciones (1% IF) 47,1
Gastos gestion llave en mano (2% IF) 94,1
Imprevistos (3% IF) 150,7
TOTAL COSTO PLANTA 4946,8
Beneficio industrial y contingencias (8% cP) | 429,9
PRECIO VENTA LLAVE EN MANO 5376,7
COSTO ESPECIFICO - US$/KWe 1194,8

Fuente: COGEN, Espafia.
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Tabla 33. Costos de inversién para turbina a gas de 23,2 MWe

Fuente: COGEN, Espafia.

INVERSION TURBINA 23,2 MWe (4

MMSCFD de gas)

Modalidad llave en Mano

Costos en miles de ddlares

Turbogenerador a gas 13.733,3
Compresores de gas 800,0
Electricidad alta tension 933,3
Teledisparo + telecontrol 66,7
Transformadores 673,9
Electricidad baja tensidn 386,7
Sistema de gas combustible 213,3
Sistema mecanico 846,7
Sistema aire comprimido 53,3
Instrumentacion 293,3
Tratamiento agua + obra civil 66,7
Sistema de control 146,7
Sistema de supervision 146,7
Torre de refrigeracién 313,3
Obra civil 1.200,0
Proteccién contraincendio 60,0
Ventilacion e insonorizacion 33,3
Complementarios (AA, mobiliario) 26,7
TOTAL INVERSION FiSICA 19.993,9
Ingenieria 809,9
Direccion de obra 144,0
Seguro de montaje 33,9
Costos de permisos 67,6
Legalizaciones (1% IF) 270,7
Gastos gestién llave en mano (2% IF) 541,2
Imprevistos (3% IF) 811,9
TOTAL COSTO PLANTA 22.672,9
Administracidon e imprevistos (8% CP) | 2.379,2
PRECIO VENTA LLAVE EN MANO 25.052,1
COSTO ESPECIFICO - US$/KWe 1.080,5
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Tabla 34. Costos de mantenimiento para turbina de 4,5 MWe

COSTOS MANTENIMIENTO TURBINA 4,5 MWe

CONCEPTO Costos de Mantenimiento
USS/MWe USS/afio
Mantenimiento turbina a gas 6,0 8,00 272.160
Mantenimiento General (1% CP) 37101,0 1,45 49.468
Personal de operacién 2,3 3,00 102.060
Seguros, impuestos, otros (1,5% IF) 4815,0 0,19 6.420
TOTAL COSTOS DE MANTENIMIENTO * | 37109,25 12,6 430.108

*La planta trabaja 315 dias al afio (7560 horas)

Fuente: COGEN, Espafia.

Tabla 35. Costos de mantenimiento para turbina a gas de 23,2 MWe

COSTOS MANTENIMIENTO TURBINA 23,2 MWe

CONCEPTO Costos de Mantenimiento
USS/MWe USS/afio
Mantenimiento turbina a gas 8,00 1.402.229
Mantenimiento General (1% CP) 1,29 226.729
Personal de operacidn 3,00 525.836
Seguros, impuestos, otros (1,5% IF) 0,17 29.991
TOTAL COSTOS DE MANTENIMIENTO * 12,5 2.184.785

*La planta trabaja 315 dias al afio (7560 horas)

Fuente: COGEN, Espafia.

De acuerdo a los criterios considerados dentro de la matriz de validacion de
alternativas, se analizan los siguientes aspectos para la alternativa de
autogeneracion con una central térmica convencional.

Impacto Ambiental: El sistema requiere quemar gas de caracteristicas CREG, lo
cual genera GEI, estos gases son menos lesivos que el gas que actualmente se
quema. Si se llevard a cabo la construccion de la central térmica lo mas
recomendable serd que sea de tipo combinada, la cual consiste en tomar los
gases de chimenea para producir vapor de agua y activar otra turbina,
aumentando la eficiencia hasta en un 60% o se podria decir que los
requerimientos de gas serian menores.

Inversion Econdmica: Es una inversion que ademas de la térmica, se requiere
construir la planta de procesamiento del gas, construir un gasoducto de 40 Km de
longitud y dependiendo del lugar del montaje requiere de sistema de transporte y
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subestaciones eléctricas. Para efectos de célculo se asume una distancia de 0,5
kilbmetros. Su costo de inversion depende de la potencia generada por la turbina,
que en caso de ser 23,2 MW seria de 48 millones de ddlares y de 28,4 millones de
dolares para la de 4,5 MW. Mas adelante se mostraran los resultados econémicos
de la alternativa de generar 23,2 MW. La alternativa de generacion de 4,5 MW no
se realizard analisis econdmico porque no suple las expectativas actuales ni
futuras para los requerimientos del campo.

Plazo de Ejecucion: Por ser ECOPETROL una empresa del estado, requiere
surtir varios procedimientos ante Planeacion Nacional, Ministerio de Hacienda,
Ministerio de Medio Ambiente para la aprobacion de presupuesto y de permisos,
entre otros aspectos, lo cual hace que este tipo de proyectos puedan consumir
entre tres y cuatro afos.

Incidencia Operativa: EI campo dejaria de ventear o quemar este gas y en su
defecto dispondra de una fuente de energia confiable y estable para la operacion.

Beneficios Operacionales: De este proyecto se generan recursos por la venta o
disposicién de este gas. De otra parte el Campo contaria con una fuente de
energia propia para abastecer las necesidades de energia para los pozos
productores garantizandoles una mayor estabilidad y por ende disminuir el indice
de falla por problemas causados por fallas eléctricas. Esto ultimo da como
resultado menos pérdidas de produccion de crudo. En cuanto al ejercicio
econdémico por la generacion eléctrica, habria que validarla con respecto a los
costos que representa el consumo de 19 MWh del sistema de extraccion de crudo.

Impacto Externo: La operacién integral del campo ser&d mas limpia y por ende el
entorno ganaria en ese sentido. La energia que se toma actualmente del Sistema
Interconectado Nacional, se dejaria de consumir y por consiguiente se puede
disponer para dar mayor cobertura a nivel pais o incluso para exportarla a otros
paises generando divisas para Colombia.

4.3. ALTERNATIVA 2: VENTA DE GAS AL SISTEMA NACIONAL DE
TRANSPORTE

Esta alternativa igual que las otras propuestas, requiere del procesamiento del gas
para llevarlo a condiciones CREG. Una vez el gas cumpla especificaciones es
factible su venta para ser consumido en la industria, a nivel domiciliario, para
comprimirlo, licuarlo, entre otros. Los principales usos y la cobertura del gas
natural en Colombia son: venta para GNV, uso doméstico, uso industrial o a una
central térmica cercana.
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Cabe anotar, que en Colombia las centrales térmicas producen alrededor del 25%
de energia total del pais, en donde las térmicas de la Costa Norte consumen
alrededor de 170 MMSCFD mientras las del interior consumen 60 MMSCFD.

En esta alternativa se debe construir un gasoducto pequefio (40 Km de longitud y
de 3 pulgadas de diametro) desde el campo hasta que conecte con el gasoducto
Cusiana-Apiay-Bogota. Se debe tener en cuenta que la construccién de
gasoductos lleva tiempo, y gran parte del tiempo se invierte en aprobaciones y
permisos. Ademas, se requiere de disefio, materiales, construccion, permisos
ambientales, pruebas y mantenimientos.*°

En el caso de venta a una central térmica cercana, existen dos centrales térmicas
a partir de gas, de propiedad de ECOPETROL, las cuales actualmente generan 40
MW, pero por proyectos para el departamento, se ha decidido que pasen a
generar 55 MW, son Termocoa y Termo Suria. De otra manera, se tiene pensado
en la construccion de una central térmica con capacidad de generar 50 MW,
también de propiedad de ECOPETROL (central térmica Termo San Fernando).
Por lo que seria viable, vender directamente este gas a alguna de las centrales
térmicas mencionadas.’* El banco mundial publicé una regla “Valor estandar
aproximado” para calcular el costo de un gasoducto, en donde inciden variables
fundamentales como diametro y longitud. Los costos oscilan entre 30-50
US$/(metro*pulgada). Asumiendo costos de 30 a 50 US$/(Metro x Pulgada),
tomando la distancia entre el campo Chichimene y un punto al nodo del gasoducto
Cusiana-Apiay-Bogota (alrededor de 40 Km), con un didmetro de tuberia de 3
pulgadas debido a que la cantidad de gas es baja y asumiendo un mantenimiento
operativo de 2% se requiere una inversion entre 3,6 a 6 millones de dodlares. En
resumen, lo anteriormente mencionado se muestra en la tabla 36.

Tabla 36. Costos de inversién y mantenimiento de gasoducto

INVERSION PARA VENTA AL SNT
GASODUCTO CUSIANA-APIAY-BOGOTA

COSTO CONSTRUCCION 50 USS/(metro*pulgada)
Distancia Campo a Gasoducto 40000 metros
Diametro tuberia 3 pulgadas
|COSTO INVERSION GASODUCTO | $6.000.000 | US$ \
|[Mantenimiento operativo (0,02%) | 120000 | us$ |

Fuente: Autora.

10 ‘e . . .
En el Anexo F, se muestra una grafica del Sistema Nacional de Transporte de Gas en Colombia.
11 ope .
En el Anexo M, se muestra las especificaciones del proyecto Termo San Fernando.
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De acuerdo a los criterios considerados dentro de la matriz de validacion de
alternativas, se analizan los siguientes aspectos para la alternativa de venta de
gas al SNT.

Impacto Ambiental: Se deja de ventear o quemar gas en las instalaciones del
Campo.

Inversion Econdmica: Es una inversion baja, ya que solo se requiere construir la
planta de tratamiento del gas y construir un gasoducto de 40 Km de longitud que
va desde el campo hasta el nodo mas cercano del Sistema Nacional de
Transporte de gas natural. Este gasoducto lo debe construir el productor del gas y
puede ser de 3 pulgadas de diametro para este volumen de gas. El costo estimado
de este gasoducto depende principalmente del diametro del mismo y del trazado,
se tiene que los costos pueden estar entre 30 y 50 US$/ (Metro*Pulgada), es decir
costaria entre 3,6 a 6 millones de ddlares. Mas adelante se mostrara el analisis
economico de esta alternativa.

Plazo de Ejecucion: Por ser ECOPETROL una empresa del estado, requiere
surtir varios procedimientos ante Planeacién Nacional, Ministerio de Hacienda,
Ministerio de Medio Ambiente para la aprobacion de presupuesto y de permisos,
entre otros aspectos. No obstante por la cuantia y ante la urgencia de dejar de
guemar gas, este proyecto puede realizarse en un corto plazo.

Incidencia Operativa: El campo dejaria de ventear o quemar este gas en el corto
plazo. Se dejaria de pagar multas o adelantar tramites ante el Ministerio Medio
Ambiente para la quema del gas. En caso de que el campo requiera de gas, para
la operacion (extraccion de crudo por el sistema Gas Lift), entre otros, este se
tomaria por el mismo gasoducto que se disponga para venderlo.

Beneficios Operacionales: De este proyecto se generan recursos por la venta de
este gas que a precios de 6 US$/MMBTU genera algo mas de 1 milléon de ddélares
anuales. En cuanto al ejercicio econémico por la construccién de la planta y el
gasoducto, habra que validarlo con respecto a los ingresos y la inversion.

Impacto Externo: La operacion integral del campo serd mas limpia y por ende el
entorno ganaria en ese sentido. Ante la probabilidad de que Colombia en el
mediano plazo tenga que importar gas, cualquier excedente de gas en los campos
de produccién es ganancia para garantizar el suministro. Reducir el volumen de
importacion si se diera el caso, Colombia ahorraria en divisas.
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4.4.

ALTERNATIVA 3: VENTA DEL GAS PARA UNA PLANTA PEAK

SHAVING

Una planta Peak Shaving para Colombia, tiene grandes ventajas como también
desventajas. Algunas de ellas son:

VENTAJAS:

v

Cubriria demandas pico en Colombia originadas especialmente por
consumo de gas en termoeléctricas a causa del fenémeno del nifio.

v' Se podria exportar la producciéon de gas de campos marginales y de
campos con produccion incremental.

v' Generacion de divisas para el pais por la exportacion de gas.

v' Se mejora la confiabilidad del sistema de distribucion de gas en el pais.

v Se evitaria tener un sistema redundante de gasoductos (line pack).

v' Toma el gas natural de la red de transporte durante los periodos de baja
demanda.

v" No requiere instalaciones especiales.

v Tiene capacidad para crecer y aumentar tanto su capacidad de produccion
de GNL como de regasificacion.

v El GNL estd compuesto mayoritariamente por CH4, que en su forma
gaseosa es mas ligero que el aire. Como resultado, la corriente de gas re
gasificado “flota” en la atmdsfera y representa una amenaza mucho mas
baja de incendio y explosion.

v Si hay déficit de gas natural de produccion nacional, se licuefaccionaria el
gas que se importe como GNL.

DESVENTAJAS:

v Costo de inversion alto.

v" Recuperacion a largo plazo a través del cargo de confiabilidad en la tarifa
de gas.

v' La frecuencia de carga es baja si se enfoca a Colombia, ya que el
fendmeno del nifio se da cada 7 afios, no hay estaciones ni los incidentes
en el sistema de transporte tienen alta incidencia.

v No se puede ubicar en cualquier lugar, debe estar ubicada
estratégicamente para consumo o para exportar gas.

v" Requiere un predio de dimensiones importantes, especialmente vinculado
al tamafio y tipo del tanque de almacenamiento de GNL.

v Si hay déficit de gas natural de produccién nacional, se licuefaccionaria el

gas que se importe como GNL, sufriendo el impacto del precio internacional
del GNL.
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El modelo de oferta y demanda del Sistema Nacional de Transporte de gas natural
de Colombia comprende el conjunto de centros de demanda, campos o cuencas
de abastecimiento de gas y segmentos de gasoductos que se indican en forma
esquematica en la ilustracion 23.

llustracién 24. Sistema Nacional de Transporte de Gas en Colombia
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Fuente: http://www.ecopetrol.com.co/contenido.aspx?catlD=358&conID=42585

Se observa que los grandes grupos de demanda se ubican a lo largo de la red
principal de gasoductos que va en sentido norte-sur del pais. Se destaca que la
demanda de gas natural de la Costa Atlantica, centro y sur del pais se encuentra
cubiertas en un gran porcentaje. No obstante, aunque falta cubrir otras areas de
consumidores potenciales, hoy dia se exportan 150 MMSCFD a Venezuela.

La exportacién de gas queda sujeta a la demanda que puede producir un cambio
climético, en este caso la presencia de un fenédmeno del nifio y que de acuerdo
con el Decreto 2.100 de 2.011 se le debe dar prioridad a las necesidades del
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consumo nacional. Se evidencia que Colombia actualmente no tiene problemas de
abastecimiento de gas pero se veria obligado a importar gas a partir del afio 2.017
si no adiciona reservas en los proximos afos. La confiabilidad del suministro de
gas natural en Colombia hoy dia, se ve afectado mayormente por limitaciones en
la infraestructura de transporte y en menor escala por problemas de la oferta. Las
limitaciones en la infraestructura obedecen a interrupciones programadas 0 no
programadas por fallas en el sistema debido a incidentes externos provenientes de
la comunidad o de agentes por fuera de la ley. La confiabilidad en la
infraestructura se podria mejorar bien sea a través de plantas de almacenamiento
de gas (planta Peak Shaving) o a través del sistema de transporte (line pack),
entre otros. En la ilustracién 24, se muestra el balance de gas total en Colombia.

llustracién 25. Balance de Gas Total en Colombia Demanda Vs. Oferta
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En el evento de exportar o importar gas, existe la posibilidad de hacerlo a través
de gasoductos o por via maritima, siendo la ultima la mejor opcién para su
transporte. Si asi fuera, lo mejor seria concentrar el gas a exportar o importar en
un mismo nodo, el cual podria ubicarse en tierra firme o mar adentro. A manera de
ejemplo se podria pensar que ese nodo podria estar cerca a los campos de la
Guajira, y el gas a exportar tomarlo directamente de estos yacimientos o de los
campos cercanos, esos despachos se cubririan con la produccion incremental de:

v' Gas de campos en produccion (especialmente gas que se qguema o ventea

en campos).
v' Campos que se encuentran distantes del sistema de transporte de gas.
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En el caso de importar y este viniera como GNC se tendria que instalar una planta
de almacenamiento y regasificacion en un puerto con facilidades de transportarlo
al interior del pais (preferiblemente Off Shore por problemas de seguridad).

Para conceptualizar la aplicacion de este proyecto en el campo Chichimene, es
preciso determinar las tasas de produccién de gas, ya que este gas es asociado a
la produccién de crudo. Su volumen se ve determinado por el grado de solubilidad
del mismo en los fluidos que se extraen del yacimiento. No obstante, se mirara su
viabilidad como una idea. Para el caso de pequefias producciones de gas, la
planta Peak Shaving seria de tipo satélite, solo haria lo relativo a licuefaccion (no
almacenaria GNL y tampoco haria regasificacion), y abasteceria una planta de
GNL mas grande transportando GNL en carro tanques. La planta Peak Shaving
madre podria estar ubicada en Bogota, Barrancabermeja o en la Costa norte del
pais. Un carro tanque de 12 toneladas podria transportar aproximadamente el
equivalente a 53 MSCFD de gas natural como GNL. Para un campo como
Chichimene que produce 0,5 MMSCFD de gas libre del sistema de recoleccién de
fluidos (sin contar con el gas en solucion) podria ser viable licuar este volumen
bajo la modalidad de un tercero, lo cual podria generar ingresos superiores a 1
millébn de dolares al afio por la venta de gas natural sin licuar. Una vez el gas
natural se procese a GNL los ingresos brutos de este volumen de gas seria de 3,3
millones de dolares al afio, lo cual daria ganancia bruta para el tercero de 2,3
millones de délares al afio. En la tabla 37, se muestra los costos de inversion y
operacion para una planta Peak Shaving madre (a gran escala).
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Tabla 37. Costos de inversién y operacion para una Planta Peak Shaving Madre

INVERSION PARA PLANTA PEAK SHAVING MADRE

Inversién $120.000.000 $US
Tiempo de Construccion 22 meses
1,8 afos
Emisién Continua 7 dias maximo
3/d
Caudal Maximo de Emision 3861000 m3/
160875 m3/h
Capacidad del tanque 43470 m3/GNL (Liq)
Periodo de Licuefaccion 290 dias
3/d (G
Caudal de Licuefaccion 101000 m3/d (Gas)
29290000 m3 en 290 d (Gas)
Terreno requerido(*) 100 Ha

COSTOS OPERATIVOS ANUALES

Personal S 237.000 uss$
Materiales diversos S 153.000 uss$
Servicios y suministros de terceros | $ 164.000 uss
Reparacion y conservacion S 268.000 uss
TOTAL S 822.000 uss
CONVERSION DOLAR A PESO COLOMBIANO
Doélar $2.000 $ cop
Inversion de S 240.000.000.000 S COP
Costos operativos S 1.644.000.000 $CoP

NOTA: (*) El terreno ocupado de montaje es de 11 Ha pero se asume

100 Ha por si hay riesgos de explosion.

Fuente: Gas Natural FENOSA, Argentina.

De acuerdo a los criterios considerados dentro de la matriz de validacion de
alternativas, se analizan los siguientes aspectos para la alternativa de venta del
gas para una planta Peak Shaving.

Impacto Ambiental: Se deja de ventear o quemar gas en las instalaciones del
campo.

Inversiéon Econdmica: Es una inversion alta y depende del tamafio de la planta y
de las etapas que la conforman. Las inversiones constan de la construccion de la
planta de procesamiento del gas, la construccion de la planta Peak Shaving (solo
licuefaccién) y la construccién de un gasoducto de 40 Km de longitud que va
desde el campo hasta el nodo mas cercano del Sistema Nacional de Transporte
de gas. Este gasoducto lo debe construir el duefio del proyecto y puede ser de 3
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pulgadas de didmetro para tomar gas del Sistema Nacional Transporte del pais en
caso de que el campo deje de producirlo. El costo estimado de este gasoducto
depende principalmente del diametro del mismo y del trazado, se tiene que los
costos pueden estar entre 30 y 50 US$/ (Metro*Pulgada), es decir costaria entre
3,6 a 6 millones de dolares. En caso de que la planta sélo licuara el gas producido
hoy dia del campo, no se requerira de gasoducto y el gas licuado se transportara
por carro tanques hasta la Peak Shaving madre. La inversion requerida para una
planta Peak Shaving madre es de 120 millones de délares. Dado el requerimiento
de gas y por las mismas necesidades de gas para el pais, no se vislumbra por
parte de Ecopetrol una inversion de este tipo, por consiguiente esta alternativa no
se le realizard un andlisis econémico.

Plazo de Ejecucion: Por ser ECOPETROL una empresa del estado, requiere
surtir varios procedimientos ante Planeacion Nacional, Ministerio de Hacienda,
Ministerio de Medio Ambiente para la aprobacion de presupuesto y de permisos,
entre otros aspectos. Por ser un proyecto de inversiones altas y por la dimension
del mismo se requiere de un largo plazo para su implementacion.

Incidencia Operativa: El campo dejaria de ventear o quemar este gas en el corto
plazo. Se dejaria de pagar multas o adelantar tramites ante el Ministerio Medio
Ambiente para la quema del gas.

Beneficios Operacionales: De este proyecto se generan recursos por la venta de
este gas que a precios de 6 US$/MMBTU, genera algo mas de 1 millon de délares
anuales, ademas de que se recibirian ingresos por el proceso de licuefaccion del
gas.

Impacto Externo: La operacion integral del campo serd mas limpia y por ende el
entorno ganaria en ese sentido. Ante la probabilidad de que Colombia en el
mediano plazo tenga que importar gas, cualquier excedente de gas en los campos
de produccion alejados del Sistema Nacional de Transporte, podran licuar su gas
para luego regasificarlo y suministrarlo al pais.

4.5. ALTERNATIVA 4: GAS PARA UNA PLANTA DE GAS NATURAL
COMPRIMIDO

Para tener el gas en planta de GNC, se estima que una movilizacion diaria de 10
camiones representa abastecer un mercado de 15.000 m®d (0,52 MMSCFD),
mientras que 10 camiones articulados, abastece un mercado de 54.000 m®/d
(1,906 MMSCEFD). Estos valores permiten definir el rango de abastecimiento del
GNC. Asumiendo que un usuario residencial de gas natural consume en promedio
20 pies cubicos por dia (20.000 BTU/d-0,567 m®/d) se podria abastecer 25.000
usuarios solo con el gas actual de recoleccion del campo Chichimene. Si
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consideramos un usuario de estrato Medio-Bajo, la tarifa serfa de 850 $/m® +
2.630 $/cargo fijo mes y un consumo de 20 m*mes, daria un costo de 19.630
$/mes (10 US$/mes). La tarifa incluye los cargos al productor, transporte,
distribucion y comercializacion. En la tabla 38, se muestra las tarifas del natural
residencial por estratos para enero de 2014 en Colombia.

Tabla 38. Tarifas del gas natural residencial para 2014 en Colombia

Tarifas Gas Natural 2014 promedio pais
Consumos diciembre de 2.013

Facturacion enero de 2.014
Rangos de consumo

Cargo fijo
Sector Estrato sl 0-20m3 | Mas de 20 m3
S/Usuario | S/m3 S/m3
Residencial
1. Bajo - bajo 0.00 459,59 847,27
2. Bajo 0.00 570,44 847,27
3. Medio - bajo 2.629,23 847,27 847,27
4. Medio 2.629,23 847,27 847,27
5. Medio - alto 3.155,08 | 1.016,72 1.016,72
6. Alto 3.155,08 | 1.016,72 1.016,72
No residencial
Industrial
ey 2.863,28 | 922,86 922,86
comercial rango 1
Industrial
ey 2.863,28 | 913,97 913,97
comercial rango 2
Oficial 2.629,23 | 847,27 847,27

El rango 1 comprende consumos desde 0 y 100.000 m 3 /mes
El rango 2 comprende consumos desde 100.000 y 400.000
m3/mes

Fuente: www.ecopetrol.com.co/contenido.aspx?catlD=192&conID=36336&pag|D=128099

Es importante la comparacién del GNC con el GLP, el cual depende del precio del
GLP en planta de abastecimiento més el valor de su transporte, almacenamiento
hasta la poblacién consumidora. Los precios actuales que se tienen para cilindros
de 40 libras de GLP (cuyo contenido energético se aproxima al consumo medio
mensual de un usuario residencial de gas natural), esta alrededor de los 40.000
$COP (20 US$). En poblaciones con consumos pequefios y ubicados a distancias
considerables de las plantas de abastecimiento de GLP y de la red de gasoductos,
el GNC puede ser una opcidon para abastecerlas. No obstante, debido a las
diferentes tarifas de los mercados varia la competitividad de GNC, por esto, para
conocer la viabilidad de proyectos con GNC es necesario evaluar para cada
poblacion los costos del gas natural y del GLP.
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Asumiendo consumos energéticos iguales al mes en gas natural y GLP para un
usuario de estrato Medio-Bajo, nos da que la factura por gas natural seria de 10
US$ (20 m®) y por GLP 20 US$ (cilindro de 40 libras). Es decir, el precio para GNC
estaria entre estos dos valores. Asi mismo, se debe realizar un analisis de cada
caso considerando los diferentes mercados y la posibilidad de la combinacién de
cargos de transporte de cilindros y de transporte de GNC en vehiculos de carga
con el fin de determinar la viabilidad de los proyectos.

La inversion a realizar depende, por un lado, de la ubicacién geografica del campo
productor, ya que no es lo mismo que se encuentre en una zona aislada que en
otra de facil acceso con servicios proximos y, por otro, de la propia dimension y
complejidad del proyecto de almacenamiento de gas. La tabla 39, muestra los
precios maximos regulados de GLP en Colombia para abril y mayo de 2.014.

Tabla 39. Precios maximos regulados de GLP en Colombia

PRECIOS REGULADOS DE GLP
Tomado de: http://www.ecopetrol.com.co/contenido.aspx?catiD=1928&conID=36336&paglD=128099
PRECIOS MAXIMOS REGULADOS GLP DE ABRIL 15 A MAYO 14 DE 2014
Planta
Concepto Refineria de ) ) )
Apiay Dina Cusiana
Bca
Ingreso al Productor ($/GL) 1.917,98 1.764,40 1.764,83 1.776,66
Ingreso al Productor ($/KG) 870,23 869,55 870,10 870,23
Transporte (* No aplica | Noaplica | Noaplica
Precio de venta al comercializador 1.917,98 1.764,40 1.764,83 1.776,66
Precio de venta al comercializador 870,23 869,55 870,10 870,23

Precios maximos regulados de suministro de GLP, sin perjuicio de lo establecido en las OPC con precio regulado.

Fuente: www.ecopetrol.com.co/contenido.aspx?catlD=192&conID=36336&pag|D=128099

A continuacion, se muestra en la tabla 40, los costos de inversion para una unidad
de compresion estandar con motor eléctrico de 130 KW.

Tabla 40. Costos de una unidad de compresidon estandar con motor eléctrico de 130 KW
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COSTO UNIDAD DE COMPRESION ESTANDAR CON MOTOR ELECTRICO

DE 130 KW
2013 (COP)
Inversion S 1.079.000.000
Sist. compresion estandar de 130 KW, presién de entrada 250 KW 130
Costo promedio por potencia instalada S/KW 8.300.000
Costos Administracion, Operacion y Mantenimiento Anual
Costo de combustible (Energia eléctrica) S 389.351.340
Consumo de energia KWh/m3 0,17
Capacidad de compresion media m3/hr 700
Utilizacion media anual del 90% hr 7884
Costo promedio energia S/KWh 415
Costo de mantenimiento
Costo anual durante 20 afios sobre inversion (10%) S 107.900.000
Costo mantenimiento mayor cada 5 afos sobre inversion (10%) S 107.900.000
Capacidad media de compresiéon y Unidades requeridas

Capacidad media de compresion m3/hr 700
Utilizaciéon media anual del compresor del 90% hr 7.884
Volumen medio anual asociado a un compresor estandar m3/afio >.518.800

pc/afio 194.813.640
Volumen de gas requerido por unidad de compresién pcd 533.736
Volumen de gas disponible en campo pcd 500.000
Numero de unidades de compresidn requeridas unidades 0,9

Fuente: Resolucién CREG 048 de 2.004.

La inversién en una unidad de compresién estandar para manejar 700 m® de gas
por hora es de 1.079 M$COP y los costos de administracion y operacion esta en
389,35 M$. El mantenimiento menor en 107,9 M$ cada afio y el mantenimiento
mayor es de 107,9 M$ cada cinco afios. La vida util de la inversion es de 20 afios

y el indice de servicio de compresion anual es del 90%.
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En la tabla 41, los costos de inversién por médulo de almacenamiento de gas comprimido para 300 m®.

Tabla 41. Costos por médulo de almacenamiento de gas comprimido para 300 m®

COSTO POR MODULO DE ALMACENAMIENTO DE GAS COMPRIMIDO PARA 300 m3

2013 (COP)
Equipos Cantidad |Costo Unitario ($) | Total Costo ($)
Cilindro de 100 Litros 12 1.408.649 16.903.793
Setde Valvulas 12 95.355 1.144.265
Canastilla 1 7.946.350 7.946.350
Total x médulo (nota 1) 25.994.408
Total para operacién y almacenamiento (valor médulo x 2,5 veces) (nota 2 ) 64.986.020
Costos Administracion, Operacidon y Mantenimiento del 1% sobre la inversion 649.860
Capacidad media de almacenamiento y nimero de médulos (300 m3) c/u
Capacidad media de almacenamiento por médulo m3 300
Utilizacion media anual del médulo del 100% dias 365
Demanda a cubrir por médulo/afio m3 /a~no 109.500
pc/afio 3.865.350

Volumen de gas requerido por mdédulo/dia pcd 10.590
Volumen de gas disponible en campo pcd 500.000
Numero de médulos seguin capacidad disponible de gas | mddulos 47,5
INVERSION TOTAL DE ALMACENAMIENTO DE GNC (47,2 Modulos) - $ 3.087.768.719
COSTO TOTAL ADMINISTRACION, OPERACION Y MMTO - $ / Afio 30.877.687

Notal. Para el almacenamientoy transporte se consideran médulos de almacenamiento, conformados por 12 cilindros de acero con sus

m3.

Nota 2. Se debera disponer de un mdédulo que suministra el gas en cada municipio, mas otro médulo que estara en uso en la etapa de
compresionytransporte, medio médulo como reserva en cada municipio en caso de presentarse inconvenientes en el transporte; es decir
seran 2,5 modulos en total. Esto significa que por 1 m3 a consumir se debe considerar en la inversién de almacenamiento el equivalente a 2,5

Nota especial. Un mdédulo de 300 m3 vacio pesa 1,6 Ton. Lleno pesa 2 Ton. Un viaje de ida y regreso carga 3,6 Ton/km.

Fuente: Resolucion CREG 048 de 2.004
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La inversion en el sistema de almacenamiento es de 3.087,83 millones $COP para
47 médulos (un médulo almacena 300 m®). El mantenimiento total por afio es de
30,88 millones $COP. La vida util de los modulos es de 20 afios y el indice de
servicio anual de almacenamiento es del 100%.

De acuerdo a los criterios considerados dentro de la matriz de validacién de
alternativas, se analizan los siguientes aspectos para la alternativa de gas para
una planta de GNC.

Impacto Ambiental: Se deja de ventear o quemar gas en las instalaciones del
campo.

Inversién Econdmica: Es una inversion que depende del tamafio de la planta que
este caso no es alta dado el volumen que se dispone. Las inversiones constan de
la construccién de la planta de procesamiento del gas, la construccion de la planta
de compresién y de un gasoducto desde el campo hasta el sitio de la planta. El
costo estimado de este gasoducto depende principalmente del didametro del mismo
y del trazado, se tiene que los costos pueden estar entre 30 y 50 US$/
(metro*pulgada), asumiendo el gasoducto de 3” de diametro y a una distancia de 1
Km desde el campo, seria de 150 mil délares. La inversion requerida para una
planta de GNC es 2,47 millones de dolares.

Plazo de Ejecucion: Por ser ECOPETROL una empresa del estado, requiere
surtir varios procedimientos ante Planeacion Nacional, Ministerio de Hacienda,
Ministerio de Medio Ambiente para la aprobacion de presupuesto y de permisos,
entre otros aspectos. Por ser un proyecto cuya inversion no es alta y ademas solo
se requiere de construir dos plantas, la implementacion es de corto plazo, maxime
cuando en el pais ya se han construido.

Incidencia Operativa: El campo dejaria de ventear o quemar este gas en el corto
plazo. Se dejaria de pagar multas o adelantar tramites ante el Ministerio Medio
Ambiente para la quema del gas.

Beneficios Operacionales: De este proyecto se generan recursos por la venta de
este gas, ademas se recibirian ingresos por el proceso de compresion,
almacenamiento y transporte del gas comprimido.

Impacto Externo: La operacion integral del campo sera mas limpia y por ende el
entorno ganaria en ese sentido. Ante la probabilidad de que Colombia en el
mediano plazo tenga que importar gas, cualquier excedente de gas en los campos
de produccion alejados del Sistema Nacional de Transporte de gas, podran
comprimir su gas para luego ser consumidos en las poblaciones pequefas y
alejadas del sistema. Este proyecto aplica muy bien ya que en la regiéon donde se
ubica este campo, no se tiene una gran cobertura de gas natural a falta de

12 . . . . . .
En el Anexo H, se detalla el flujo de caja para servicio de compresién y almacenamiento de gas natural.
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infraestructura de transporte. Este puede ser un proyecto para lo que lleve a cabo
un tercero y no directamente ECOPETROL.

4.6. ALTERNATIVA 5: GAS DEL CAMPO PARA CALENTAMIENTO DE
CRUDO EN LA ETAPA DE RECOLECCION

Esta idea surge a partir de diversos planteamientos que permitieron realizar esta
propuesta, el planteamiento se propone entre la autora junto con la tutoria
brindada por Ecopetrol y en base a ello, se realizaron diversos célculos para
seleccionar equipos y accesorios de esta alternativa. El sistema de recoleccion de
los fluidos extraidos, inicia desde la cabeza del pozo pasando por un manifold de
produccion e ingresando a una linea madre para ser transportado hasta la
estacion de tratamiento Chichimene. Cada pozo aporta una cantidad diferente en
volumen y composicion de crudo, agua y gas, que mezclados pueden originar
condiciones reoldgicas adversas que exijan mayores requerimientos de energia en
el sistema de extraccion de cada pozo. El campo produce alrededor de 95.244
BFPD, de los cuales 59.606 son BOPD, 35.638 son BWPD y 4,03 MMSCFD de
gas asociado, el crudo tiene una gravedad API promedio de 14° y una temperatura
de 125°F en cabeza de pozo. Debido a que el crudo tiene una baja gravedad APl y
una alta viscosidad es necesario inyectarle nafta como diluyente en la cabeza del
pozo y obtener de esta manera una mejor fluidez. En la tabla 39, se muestra un
resumen detallado de los datos de produccion en el sistema de recoleccion del
campo Chichimene.

Tabla 42. Datos produccion del Sistema de Recoleccion del Campo Chichimene

SISTEMA DE RECOLECCION CAMPO CHICHIMENE

ENERODE 2014

TRONCAL BFPD BOPD BWPD GAS MMSCFD POZOS
Norte 60549 27676 32874 3,191 63
Sur 34693 31930 2764 0,837 74
TOTAL 95242 59606 35638 4,028 137

Fuente: Departamento de Produccién Chichimene, ECOPETROL.

El sistema de recoleccién lo conforman dos troncales de produccién (norte y sur)
que recogen la produccion de varios cluster de pozos y lo llevan hasta la estacion
de tratamiento Chichimene donde se separaran los fluidos (crudo, agua y gas) a
través de separadores generales y tratadores termo electroestaticos. El crudo se
almacena en tanques y periodicamente se bombea hasta la estacion de
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Liquidos y Gases—» L —Liguidos (Agua+Crudo)-» .
Bifasico Térmico

almacenamiento de Apiay, el agua es tratada y dispuesta en lagunas de oxidacion,
mientras que parte del gas se mantiene en solucion; el que se libera se consume
en la estacion y el sobrante se va a tea. En la ilustracion 25, se muestra un
diagrama de proceso del calentamiento de crudo en la etapa de recoleccion.

llustracién 26. Diagrama de Proceso de Calentamiento de Crudo en la Etapa de Recoleccién

Recoleccidn y
Proceso de Gas
Gas Himedo Gas Seco

Estacidn de

Tuberia Revestida—»
Separador Tratador Tratamiento

(T
Bomst

A

Fuente: Autora.

De acuerdo a lo anterior, se puede observar en el diagrama, una alternativa de
aprovechamiento de este gas en el calentamiento de los fluidos en linea. La idea
consiste en interrumpir el flujo, bien sea en la troncal o un ramal, antes de la
estacion de tratamiento de Chichimene y pasarlo a través de un separador bifasico
por donde ingresa el crudo junto con gas y agua, y se separa la parte liquida de la
gaseosa,; el gas separado se lleva a condiciones para venta (condiciones CREG).
Seguido de esto, se pasa la parte liquida por un tratador térmico en donde se
calienta el liquido (crudo y agua) con parte del gas separado y tratado. Los fluidos
calientes se envian a la estacion de tratamiento de Chichimene con una bomba
estacionaria por la misma linea pero revestida a fin de mantener la temperatura y
la movilidad de los liquidos. En esta etapa de recoleccién, se deja o se reduce la
inyeccion de diluyente.

La implementacion de esta alternativa, conlleva a la utilizacién in situ del gas, a la
disminucién de la energia que requiere el sistema de extraccién (bombas electro
sumergibles) pues solo se necesita presion hasta el sitio de calentamiento y
también se reduce el volumen de nafta inyectado ya que solo se requiere la
necesaria para lograr la movilidad de los fluidos desde el pozo hasta el punto de
calentamiento.

93



Esta alternativa puede ser aplicada en uno o en varios nodos. Lo importante es
gue estos puntos de derivacion de la produccion sean los que mayor porcentaje de
gas tengan de tal forma que el gas separado pueda recolectarse y llevarse a un
mismo punto de proceso para llevarlo a condiciones CREG y de alli desviar parte
para el calentamiento de crudo y agua y el resto se envie para venta o consumo
en otra aplicacion.

En sentido de ver las ventajas que representa esta alternativa para el campo
Chichimene, en cuanto a la reduccién de energia en el sistema de extraccion y
ahorro en el diluyente, se asume que los nodos donde se implementaria esta
alternativa sea en la mitad del tramo de las troncales, ya que la presion de cabeza
de pozo es en promedio 250 psi y la temperatura de 125°F; la presion en la
estacion de Chichimene sea de 40 psi y la temperatura de 100°F. De acuerdo con
esto, las pérdidas de presién en la lineas troncales es de 210 psi, por consiguiente
la presion en la cabeza de los pozos bajaria a 105 psi, es decir se reduce en un
58%, lo cual repercute directamente en los requerimientos de energia de las
bombas. Si todo el sistema de extraccion consume cerca de 20 MWh, y el gasto
de energia es de 0,00096 KWh/bbl*psi, el ahorro sera de 7,8 MWh a precios de
productor (220 $/KWh) serian 7 MMUS$/afio. Otra forma de ver esta ventaja en
los pozos es que se podrian profundizar las bombas y/o aumentar los niveles de
produccion (con los mismos equipos) ya que al no tener altos requerimientos de
presion en el sistema de recoleccidn, la eficiencia de las bombas mejoraria. Esto
mismo aplica para el calculo de ahorro en el diluyente.

Los requerimientos energéticos de los pozos y su ahorro energético al disminuir el
recorrido de los fluidos hasta la planta de tratamiento se pueden ver en la
siguiente tabla 43.
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Tabla 43. Balance de requerimiento energético de linea troncal 16" de didmetro

BALANCE REQUERIMIENTO ENERGETICO LINEA TRONCAL 16" DIAMETRO

Balance requerimiento energético del pozo a la planta tratamiento

Cabeza pozo | Planta Tratamiento Diferencia Kwh/psi*BI
Requerimiento de Presion (psi) 250 40 210 0,00096
Energia requerida para descarga (KWh/bbl) 0,24 0,0384 0,2016
Longitud tuberia produccidn a planta de tratamiento (m) 6000
Energia requerida tuberia produccion (KWh/m*bbl) 0,0000336

Balance requerimiento energético del pozo a la planta calentamiento

Cabeza pozo |Planta calentamiento| Diferencia
Longitud tuberia produccién a planta de calentamiento (m) 3000
Requerimento de presion (psi) 145 40 105
Energia requerida para descarga (KWh/bbl) 0,1392 0,0384 0,1008

Ahorro energético del pozo a la planta calentamiento

Cabeza pozo | Planta Tratamiento Diferencia
Ahorro (KWh/bbl) 0,1008 0 0,1008
Volumen de produccion (BFPD) 35.000
Ahorro (KW/dia) 84672
Ahorro (KW/Afio) 30.905.280
Ahorro (USS$/afio)-(0,122 USS/KW) 3.770.444

Fuente: Autora.

En la siguiente tabla 44, se pueden ver los calculos para determinar el espesor del

aislante térmico para la tuberia de recoleccion.

Tabla 44. Datos de célculo para espesor del revestimiento

Diametro nominal tubo 16 pulgada
Diametro interno tubo - rl 15 pulgada
Diametro externo tubo - r2 16 pulgada
Espesor de aislante 0,5 pulgada
Diametro total - r3 17 pulgada
Longitud del tubo 1 pie
Conductividad térmica del acero - Ka 26 BTU/h*ft*°F
ConduFtiyidad t.érmica d.eI . 0,04 BTU/h*ft*eF
recubrimiento fibra de vidrio - Kr

Temperatura del liquido - T1 200,00 oF
Temperatura del acero - T2 199,99 oF
Temperatura del recubrimiento - T3 191,20 oF
Temperatura ambiente - Taire 110,00 oF
Pérdida de calor -36,5 BTU

Fuente: Autora.
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En la tabla 45, se muestran las ecuaciones que se emplearon para los céalculos del
espesor de revestimiento para la tuberia.

Tabla 45. Ecuaciones empleadas para calculos de espesor de revestimiento

ECUACIONES
Flujo de calor en cilindros Q=2.pi.K.L.(Ti-To)/Ln(ri/ro)
Qtub = (T2-T1)/Rtub -36,5
Rtub = In(r2/r1)/(2*pi*K*L) 0,000395062
Qrec = (T3-T2)/Rrec -36,4
Rrec = In(r3/r2)/(2*pi*K*L) 0,241217142
Flujo de calor de aire (h*ft*2eF) Qa=h.A(Ta-T3)
Raire = 1/h*A (h*ft*2F)
Coeficiente de conveccion del aire = h h=1,13(T3-Ta)"0,13
A = Area externa (ft2) 6,31

CALCULOS

1. Suponer T3 191,2
2. Calcular h 2,001339317
3. Calcular Raire 2,223810806
4. Encontrar Qaire -36,51389757
5. Encontrar T2 199,9855748

Fuente: Autora.

En la tabla 46, se pueden ver los célculos de energia requerida para calentar los
fluidos y con base en ello determinar el volumen de gas necesario para tal fin.
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Tabla 46. Balance de energia y gas para calentar fluidos

BALANCE DE ENERGIA Y GAS PARA CALENTAR LOS FUIDOS

Calor especifico crudo API 14° | 2,03 | KJ/Kg*°K
CE = (0,388 + 0,00045T)/G.EA(0,5) *4,1813 donde T = 200; GE = 0,971

Calor especifico del agua 4,1813 KJ/Kg*°K

Volumen a calentar de agua 2800 BWPD

Volumen a calentar de crudo 32200 BOPD

Temperatura inicial 140 °F

Temperatura final 200 °F

Calor requerido
Q=CE*M*(T2-T1) donde M = masa

Q = CE*M*(T2-T1)agua 111.669.812 K
Q = CE*M*(T2-T1)crudo 623.473.981 K
Qtotal 735.143.793 KJ
Gas requerido
Poder calorifico del gas CREG 40.000 KI/Kg
Densidad del gas 0,6 Kg/m3
30.631 m3/dia

Gas requerido por dia

1.081.274 SCFD

Fuente: Autora.

A continuacién, se muestra la inversion requerida de los principales equipos para
el nodo “Troncal Sur”, la cual maneja un volumen de 35000 BFPD, de los cuales
2.800 barriles son agua y el volumen de gas es de 800.000 pies cubicos. En esta
planta se requiere invertir en un sistema de respaldo en caso de que la planta falle
y para ello se debe disponer de tanques de almacenamiento de fluidos y
almacenamiento de nafta con capacidad para 8 horas de flujo como también
sistema inteligente para desviar las corrientes. También se debe invertir en el
revestimiento de la tuberia. En la tabla 47, se pueden ver dichas inversiones, la
inversion para equipos principales es de 1,145 MMUS$, gasoducto entre la planta
de calentamiento y tratamiento de gas es de 0,9 MMUSS$, inversion para revestir la
tuberia en 3 kildbmetros es de 0,436 MMUSS$ y la inversién en el sistema de
respaldo es de 0,575 MMUSS$ para un total de 3,06 MMUS$ aproximadamente.

Tabla 47. Costos de inversién de equipos principales para calentamiento de crudo
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EQUIPOS REQUERIDOS PARA CALENTAMIENTO DE CRUDO EN

TUBERIAS

TRONCAL SUR
Equipo Caracteristicas generales
Capacidad de 35.000 BFPD
Temperatura de disefio: 250°F
Presién de disefio: 150 psi
Costo equipos: 290.000 USS
Capacidad de 35.000 BFPD
Temperatura de disefio: 350°F
Presidn de disefio: 150 psi
Costo equipo: 475.000 USS
Capacidad de 35.000 BFPD
Temperatura de disefio: 100°F
Presidn de disefio: 300 psi
Costo equipos: 380.000 USS

Separadores generales horizontales (2 unidades)

Calentador térmico de fuego indirecto (una unidad)

Bombas de transferencia de fluidos (4 unidades)

Fuente: “Manual de estimacion de costos para estaciones de flujo”, Universidad Central de Venezuela.

De acuerdo a los criterios considerados dentro de la matriz de validacion de
alternativas, se analizan los siguientes aspectos para la alternativa de gas para
calentamiento de crudo en la etapa de recoleccion.

Impacto Ambiental: El sistema requiere quemar gas de caracteristicas CREG en
las vasijas de calentamiento de fluidos, lo cual genera GEl, los cuales son menos
lesivos que el gas que actualmente se quema. Si se llevara a cabo esta alternativa
lo mejor es concentrar todo el gas en un mismo punto para su procesamiento.

Inversion Econdmica: Es una inversion que depende del nimero de plantas de
calentamiento, en todo caso se requiere por planta de separadores bifasicos,
tratadores de calentamiento y bombas de transferencia de liquidos y al igual que
todas las alternativas propuestas, una planta general para tratarlo y llevarlo a
condiciones CREG. En caso de que sobre gas, este se puede vender por lo que
se tendra que construir un gasoducto para llevarlo hasta el punto de entrega al
Sistema Nacional de Transporte. El tamafio de las vasijas depende del volumen
de fluido a manejar en cada nodo. Para el caso del nodo Troncal Sur, la inversion
asciende a 3,06 millones de dolares.

Plazo de Ejecucion: Por ser ECOPETROL una empresa del estado, requiere
surtir varios procedimientos ante Planeacion Nacional, Ministerio de Hacienda,
Ministerio de Medio Ambiente para la aprobacion de presupuesto y de permisos,
entre otros aspectos. Tratandose de una alternativa que tiene muchos beneficios
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operativos podria acelerarse su implementacion y para un planta este plazo podria
ser de aproximadamente dos afios.

Incidencia Operativa: El campo dejaria de ventear o quemar este gas. El indice
de falla del sistema de extraccion se reduce ya que los requerimientos de presion
gue exige el sistema disminuyen y por ende mejora la eficiencia de las bombas de
subsuelo, lo que repercute en menos pérdidas de produccion por la falla de las
bombas de extraccion.

Beneficios Operacionales: De este proyecto se generan recursos por la venta o
disposicion de este gas que a precios de 6 US$/MMBTU genera algo mas de 1
millon de délares anuales. De otra parte el campo ahorraria alrededor de 7,08
MWh (10,7 Millones de dolares al afio) en el sistema de extraccion de crudo y otra
suma por ahorro en la inyeccién de nafta. Otra forma de ver esta ventaja en los
pozos es que se podrian profundizar las bombas y/o aumentar los niveles de
produccion (con los mismos equipos) ya que al no tener altos requerimientos de
presion en el sistema de recoleccion la eficiencia de las bombas mejorarian.

Impacto Externo: La operacion integral del campo serd mas limpia y por ende el
entorno ganaria en ese sentido. La energia que se toma del Sistema Nacional de
Transporte se dejaria de consumir un buen porcentaje y por consiguiente se
puede disponer para dar mayor cobertura a nivel pais.

4.7. ALTERNATIVA 6: GAS PARA TRIGENERACION

Significativa en lugares donde se requieren cantidades de calor (en forma de
vapor o agua caliente), frio y energia eléctrica. La trigeneracion se aplica al sector
terciario, donde ademas de necesidades de calefaccion y agua caliente se
requieren importantes cantidades de frio para climatizacion. Este tipo de sistemas
es usado principalmente en el sector industria como empresas de alimentos, y
sector residencial debido a los cambios estacionales.

Su ciclo basico se basa de un generador, un condensador, evaporador y
absorbedor. Resulta ser una alternativa econémica a los sistemas convencionales
de refrigeracion y es rentable para superficies superiores a 5.000 m? con
utilizaciones de méas de 80% de dias al afio.

El punto de equilibrio para un proyecto de trigeneracion es para 5 millones de
KWh/Mes en consumo de energia, lo cual requiere de un volumen de gas de 1,4
MMSCFD. Este sistema aplica muy bien en la industria y hospitales, donde se
podria obtener ahorros del 40% de consumo de energia.
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De acuerdo a los criterios considerados dentro de la matriz de validacion de
alternativas, se analizan los siguientes aspectos para la alternativa de gas para
trigeneracion.

Impacto Ambiental: Se deja de ventear o quemar gas en las instalaciones del
Campo.

Inversion Econdmica: Es una inversion que depende de un generador, un
condensador, un evaporador y un absorbedor. También requiere de la planta de
procesamiento de gas para llevarlo a condiciones CREG y de otra parte la
construccion de un gasoducto para transportar este gas desde el campo hasta el
punto de uso. La mayor inversion la debe hacer el agente productor que consiste
en la planta de proceso y el gasoducto.

Plazo de Ejecucion: Por ser ECOPETROL una empresa del estado, requiere
surtir varios procedimientos ante Planeacién Nacional, Ministerio de Hacienda,
Ministerio de Medio Ambiente para la aprobacion de presupuesto y de permisos,
entre otros aspectos. Tratandose de una alternativa que en el entorno no tiene
cliente, no tiene sentido realizarlo, en su lugar lo mejor es venderlo al Sistema
Nacional de Transporte de gas, pues las inversiones son las mismas.

Incidencia Operativa: El campo dejaria de ventear o quemar este gas en el corto
plazo. Se dejaria de pagar multas o adelantar tramites ante el Ministerio Medio
Ambiente para la quema del gas.

Beneficios Operacionales: De este proyecto se generan recursos por la venta o
disposicion de este gas. En cuanto al ejercicio econdémico por la construccion de la
planta y el gasoducto, habra que validarlo con respecto a los ingresos y la
inversion. Por tratarse de una alternativa que en el entorno no dispone de un
cliente, no se le hara un analisis econémico.

Impacto Externo: La operacién integral del campo serd mas limpia y por ende el
entorno ganaria en ese sentido. En el entorno no existen hospitales o industrias
con estos requerimientos de energia, por lo tanto no es viable su aplicacién para
ese volumen de gas ya que el punto de equilibrio es para un consumo de 1,4
MMSCFD.
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5. ANALISIS EN MATRIZ DE MEDICION DE IMPACTOS

El hecho de ventear o quemar gas en el campo, merece implementar cualquier
alternativa de aprovechamiento de ese gas, asi resulte econdmicamente
inconveniente para las finanzas de la empresa pero supremamente conveniente
para el entorno donde se ubica el campo. Ante esta practica, la comunidad podria
intervenir y demandar el cierre de la operacion del campo. Ademas de las
alternativas analizadas en este trabajo, existen otras que se podrian llevar a cabo
como reinyectarlo al yacimiento para mejorar el factor de recobro de los
hidrocarburos, adecuar este gas para utilizarlo en el sistema de extraccibn como
sistema de levantamiento de fluidos (gas lift). Lo menos que se puede hacer en
este caso es disminuir la produccion de GEI por la quema lo que conlleva a la
construccion de una planta de procesamiento del gas para eliminar los liquidos.

En el anexo L, se muestra el andlisis econdbmico de lo que representa para
Ecopetrol el gas que se quema y/o se ventea. Este gas tiene un alto poder
calorifico como resultado de la extraccion en conjunto con el crudo y a su vez por
la disolucién que se le hace al crudo con nafta para poderlo transportar por
tuberias desde la cabeza del pozo hasta la planta de tratamiento. Por lo tanto este
gas sucio requiere de un proceso para poder llevarlo a condiciones de
comercializaciébn y en este estado su precio podria oscilar alrededor de 6
US$/MMbtu. Para efectos de analizar lo que se deja de recibir como ingresos de
este gas, se toma de referencia que este gas podria comercializarse después de
tratamiento en 6 US$/MMbtu y por lo tanto habra que quitarle 2 US$/MMbtu por
tratamiento (cuando se procesan 4 MMpcd), restarle ademas 1 US$/MMbtu por
efecto de imprevistos y utilidad por el proceso de tratamiento, lo cual da que el
valor de este gas sucio puede ser de 3 US$/MMbtu, es decir el 50% de lo que vale
un gas tipo CREG. Sobre esta base, Ecopetrol deja de recibir en VNA unos 34
MUS$ en un periodo de 20 afios, lo cual ha permitido en este proyecto viabilizar
algunas alternativas para su implementacion. Si el gas en condiciones no CREG
deja un VNA de 34 MMUSS$, el cual no se recibe como ingreso, permite estudiar
cualquier opcion de mejorarlo y disponerlo para su comercializacion. Asi que lo
minimo que se puede plantear es construir la planta de tratamiento y el gasoducto
para su transporte, lo que convierte este proyecto en un VNA de 23,6 MMUSS$,
que corresponde a la alternativa de Venta de gas. En la tabla 48, se muestra el
consolidado de validacion de las alternativas analizadas, en especial lo
relacionado con el impacto econdmico y los beneficios operacionales. En este
consolidado se muestran los resultados econdmicos para un periodo de
evaluacion de 20 afos. Ademas se califican estas alternativas con base en
criterios tales como: tiempo de implementacion de la alternativa, impacto al interior
del campo y a nivel externo, inversiones de equipos y plantas, entre otros.
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Tabla 48. Evaluacion Cualitativa de Alternativas Propuestas

BALANCE MATRIZ DE EVALUACION DE LAS ALTERNATIVAS PROPUESTAS
GAS DE RECOLECCION CAMPO CHICHIMENE

CRITERIOS DE MEDICION
ALTERNATIVAS
Impacto Ambiental Requerimientos Econémicos Plazo Ejecucion Incidencia Operativa Beneficos Operacionales Impacto Externo
ALTO BAJA CORTO PLAZO ALTA MEDIO ALTO

Linea Base (Quemao
Venteo de Gas)

El impacto genera gases de
combustion que oscila
alrededor de 60
Ton/MMSCFD durante todos
los dias del afio. El grado de
dispersion es muy bajo
concentrando estos gases
en el mismo sitio.

Se debe mantener la tea, equipos de
control y monitoreo de gases en
6ptimas condiciones de operacién.
Asi mismo mantener vigilancia
permanente por parte del personal
de seguridad para evitar
acumulaciones de gas alrededor de
la operacidn que puedan ocasionar
explosiones repentinas.

El campo Chichimene esta
catalogado como
productor de crudo y el gas
obtenido es muy poco. Esto
hace que solo requiera de
permiso para quemar el
gas excedentey no se
generen multas.

Las instalaciones operativas se
mantienen en estado de alerta
por la dispersion de este gas en
su entorno, lo cual podria
originar explosiones causando
dafio especialmente al personal
de la operacion dela planta de
tratamiento de Chichimene.

De dejan de recibir ingresos
por la no disposicion de este
gas para uso industrial y/o
comercial. VNA a un periodo de
20 afios.

VNA =-34,22,2 MMUSS

Genera una alta contaminacién
en el entorno por la quema de
este gas y sobre todo que la
dispersion de estos gases de
combustion es limitada ya que
el punto de quema permanece
en el mismo sitio.

Ventaal SNT

BAJO

BAIA

CORTO PLAZO

MEDIA

MEDIO

MEDIO

Se mitiga emisiones GEI.

Es necesario el tratamiento para
disponerlo para cualquier uso. En
la inversidn esta el gasoducto de 40
Km.

Autorizacion de Plan
Nacional, MME, Min.Hda,

Mejora seguridad de
instalaciones por no ventear

Ingresos por venta de gas. VNA
a un periodo de 20 afios.

Aumenta disponibilidad de gas
en el pais. Operacidn mas

Calentamiento de Crudo
(Solo para 33% del total
fluidos extraidos)

MMA. gas. Venta y Compra de gas. VNA = 23,63 MMUSS, TIR = 21% limpia.
PLANTA DE TRATAMIENTO 22,93 MMUS$ e > RS
Rl =5,4 afios
BAJO BAJA CORTO PLAZO ALTA ALTO ALTO

Se reduce emisiones GEI.

Las inversiones en la planta de
calentamiento son bajas. La planta
de tratamiento asume la inversion

del gasoducto 40 Km.

CALENTAMIENTO FLUIDOS

3,06 MMUSS

CALENTAMIENTO FLUIDOS +
TRATAMIENTO DE GAS

25,99 MMUS$

Autorizacion de Plan
Nacional, MME, Min.Hda,
MMA. Requiere ingenieria

bésica.

Mejora eficiencia Sistema de
Extraccién. Reduce
requerimiento de energia. Mayor
produccion.

Reduce costos energia eléctrica,
nafta y mantenimiento a pozos.
Mejora eficiencia de
extraccion. VNA a un periodo de
20 afios.

VNA =254,90 MMUSS, TIR =
880%, Rl =0,1 afio

VNA =278,53 MMUSS, TIR =
880%, Rl =1 afio

Aumenta disponibilidad de

energia eléctrica para el pais.

Operacion més limpia. Mas
impuestos y regalias.

Fuente: Autora.
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TERMICA 23,2 Mwe + PLANTA

31,80 MMUSS

Nacional, MME, Min.Hda,

Mejora seguridad de

instalaciones por no ventear

energia, por mayor produccién.
Reduce costos por intervencién

Tabla 45. Evaluacion Cualitativa Final de Alternativas Propuestas (Continuacion)
BALANCE MATRIZ DE EVALUACION DE LAS ALTERNATIVAS PROPUESTAS
GAS DE RECOLECCION CAMPO CHICHIMENE
CRITERIOS DE MEDICION
ALTERNATIVAS
Impacto Ambiental Requerimientos Econémicos Plazo Ejecucion Incidencia Operativa Beneficos Operacionales Impacto Externo
MEDIO MEDIA LARGO PLAZO ALTA ALTO MEDIO
Reduce costos por compra de
Reduce emisiones GEI. Si es | Es un buen negocio para realizarlo
B combinada la reduccidn es | conjuntamente. La térmica asume
Auto Generacion mayor. inversion del gasoducto 40 Km. Autorizacién de Plan
(Térmica 23, 2 MWe)
TERMICA 23,2 Mwe

3 Aumenta disponibilidad
a pozos. VNA a un periodo de 20 . . P
. energia eléctrica para el pais
afios.
as. Estabilidad a la produccioén. Operacién mds limpia. Mas
MMA. & P UNA=92,69 MMUSS, TIR=44%, | "¢ P
Reduce fallas. - impuestos y regalias.
Rl =2,4 anos
VNA =123,87 MMUSS, TIR =
48,73 MMUSS$ ~$
TRATAMIENTO GAS 37%, Rl = 3,14 ainos
BAJO BAJA CORTO PLAZO MEDIA MEDIO ALTO
Esta alternativa es mas viable si
Gas Natural Comprimido Se mitiga emisiones GEl ECP la realiza conjuntamente. La Ingresos por venta GNC. VNA a
(Planta para 500 ' planta tratamiento asume la Autorizacién de Plan Mejora seguridad de un periodo de 20 afios. Cubre demanda de poblaciones
MSCFD), el excedente inversion del gasoducto de 40 Km. | Nacional, MME, MITT~Hda, instalaciones por no ventear lejanas. Cubre‘demanda pico.
. MMA. Existen varias gas VNA = 5,76 MMUSS, TIR = 38%, Reemplaza gas importado. Uso
de gas se vende. GNC 2'47 MMUS$ plantas en pais. : Rl =2.77 afios de gas de campos marginales.
GNC + PLANTA TRATAMIENTO 25.4 MMUSS VNA =29,39 MMUSS, TIR =22%,
GAS ! Rl =5,02 afios
BAJIO ALTA LARGO PLAZO MEDIA MEDIO ALTO
L. Autorizacién de Plan Mejora seguridad de
. Inversion alta de 143 MMUSS. No
Planta Peak Shavin i i
J Se mitiga emisiones GEl. |se hizo corrida econémica por no ser Ns/luonal, MME, Min.Hda,
viable en el momento.

Trigeneracion

BAJO

Se mitiga emisiones GEI.

No se hizo corrida econémica por no

MEDIA

Autorizacién de Plan

MA. Depende de Peak

instalaciones. Almacena gas
Shaving Madre.

para uso posterior. Riesgo
explosion.

LARGO PLAZO MEDIA

Ingresos de venta GNL. No se
hizo corrida econémica por no
ser viable en el momento.

MEDIO

Cubre demanda pico de gas.
Exporta gas licuado. Operacién
mds limpia.

Fuente: Autora.

ser viable en el momento. MMA.

Nacional, MME, Min.Hda,

MEDIO

Mejora seguridad de
instalaciones por no ventear
gas.

No hay cliente en el
entorno.

Ingresos por venta de gas. No
e hizo corrida econémica por
no ser viable en el momento.

Aumenta disponibilidad de gas
en pais. Operacién mas limpia.
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En cada una de las alternativas planteadas en la matriz, se muestra el beneficio
econdmico como un VNA a un periodo de 20 afios, el impacto ambiental de cada
una de las alternativas®?, los requerimientos econémicos de cada una de ellas. Los
plazos de ejecucion dependen de las autorizaciones que se requiera para llevar a
construccion cada una de las alternativas. Asimismo, la incidencia operativa, los
beneficios operacionales y el impacto externo se evallian con rangos de alto,
medio, bajo; si impacta de manera positiva o0 negativa a la operacion del campo, a
las comunidades cercanas o pais.**

De acuerdo con lo anterior, las alternativas se analizan y se resumen de la
siguiente forma:

v En la alternativa de Generacién Eléctrica, se analiza que la demanda de
energia por los pozos productores es de 19 MWh y en la medida que el campo
pierde presion el sistema de extraccion estara mas profundo demandando una
mayor cantidad de energia para mantener los mismos niveles de produccion.
Este concepto es uno de los que mayor inciden en los costos de produccion
(18 millones de ddlares al afio, a precio de productor de 220 $/KWh). Por la
demanda de energia, por los costos de produccion y sobre todo por la
estabilidad en el sistema eléctrico del campo que conlleva menores pérdidas
de produccidon de crudo; la autogeneracion de energia en el campo seria
conveniente, pero no deja de ser una variable importante el volumen de gas
disponible. Ademas la inversion que se requiere (planta de tratamiento del gas,
central térmica, redes, subestaciones y gasoducto) es alta y su implementacion
es de largo plazo. EI VNA de la térmica es de 31,80 MMUSS$ y un TIR de
92,69% y conjunto con la planta de tratamiento, el VNA es de 48,73 MMUS$ y
el TIR es de 37%. En este caso, la turbina genera gas suficiente para cubrir la
demanda del sistema de extraccion (es decir, 20 MW) y el excedente
(alrededor de 1 MW), se destina para la planta de tratamiento.

v' La alternativa de Venta de gas, requiere que el gas cumpla especificaciones
CREG para hacer factible su venta bien sea para ser consumido en la
industria, a nivel domiciliario, para comprimirlo, licuarlo, entre otros. Esta
alternativa tiene una inversion baja, ya que sélo se requiere construir la planta
de procesamiento del gas y construir un gasoducto de 40 Km de longitud que
va desde el campo hasta el nodo mas cercano del Sistema Nacional de
Transporte de gas, que es el gasoducto Cusiana—Apiay-Bogota. Este
gasoducto lo debe construir el productor del gas y puede ser de 3 pulgadas de
diametro para este volumen de gas. El costo estimado de este gasoducto es de
6 millones de ddlares, y ademas su implementacion es de corto plazo. Este gas

Y En el Anexo O, se muestra la medicién de impactos ambientales de cada una de las alternativas a partir de
los factores de emision de los contaminantes, como también el grado de dispersidn de los contaminantes en
el medio ambiente.

" En el Anexo N, se puede detallar cada uno de los requerimientos econdmicos para las diferentes
alternativas valoradas.
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cubriria parte del gas que Colombia tendria que importar a partir del 2.018 si
no se adicionan nuevas reservas en estos cuatros afios. EI VNA de esta
alternativa es de 23,63 MMUS$ y un TIR de 21%.

Para el caso de pequefias producciones de gas, como el campo Chichimene
gue es de 500.000 pies cubicos hoy dia, la Planta Peak Shaving seria de tipo
satélite, solo haria lo relativo a licuefaccion (no almacenaria GNL y tampoco
haria regasificacién), la cual abasteceria una planta de GNL mas grande
transportando GNL en carro tanques. La planta Peak Shaving madre podria
estar ubicada en Bogota, Barrancabermeja o en la Costa norte del pais. Esta
alternativa esta sujeta a que exista una planta Peak Shaving que licue,
almacene y regasifique el gas, la cual requiere que entidades gubernamentales
como ECOPETROL, UPME, CREG, entre otros organismos, aprueben la
construccion. La planta estaria destinada para manejar el gas que se importe si
se diera el caso o en su defecto para condicionar el gas que se exportaria por
via maritima. Bajo estas circunstancias la idea de licuar el gas del campo
Chichimene para almacenarlo en una planta Peak Shaving madre, no es viable
en los momentos actuales ni en el mediano plazo. De otra parte, las
inversiones y los gastos operativos de una planta Peak Shaving son altos vy el
retorno de la inversién es de muy largo plazo (mayor a 20 afos).

La alternativa de Gas Natural Comprimido, es viable ya que el volumen de
500.000 pies cubicos por dia podrian dar una cobertura para 25.000 familias
que registren consumos promedios de 20 pies clbicos por dia (0,567 m®/dia).
La demanda potencial para este gas son las pequefas poblaciones que estan
lejos de la red de transporte de gas y que usan como combustible el gas
licuado del petréleo (GLP), cuyo costo es el doble de lo que vale el gas natural
domiciliario. La facilidad para transportar GNC y ademas que el precio oscila
entre el precio del gas natural y el GLP, lo hacen viable para su
implementacion. Las inversiones constan de la construccion de la planta de
procesamiento del gas, la construccion de la planta de compresion y de un
gasoducto desde el campo hasta el sitio de la planta. El costo estimado de este
gasoducto depende principalmente del diametro del mismo y del trazado. El
tiempo para la implementacion de esta alternativa es de corto plazo y sobre
todo que en el pais existen varias plantas de GNC. La inversion de la planta
GNC es de 2,47 MMUSS$, el VNA de 5,76 MMUS$ vy el TIR de 38%. El analisis
de viabilidad de esta alternativa se hizo para un volumen de 500.000 pies
cubicos por dia. De acuerdo con las proyecciones de produccion incremental
de gas, es factible ampliar esta alternativa o en su defecto, el gas que sobre se
pueda destinar a cualquiera de las otras alternativas.

La implementacion de la alternativa de Calentamiento de crudo en la etapa
de recoleccidn, conlleva a la utilizaciéon in situ del gas, la disminucién de la
energia que requiere el sistema de extraccion (bombas electrosumergibles)
pues solo se necesita presion hasta el sitio de calentamiento y también se
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reduce el volumen de nafta inyectado pues solo se requiere de la necesaria
para lograr la movilidad de los fluidos desde el pozo hasta el punto de
calentamiento. Otra forma de ver esta ventaja en los pozos es que se podrian
profundizar las bombas y/o aumentar los niveles de produccion (con los
mismos equipos) ya que al no tener altos requerimientos de presion en el
sistema de recoleccion, la eficiencia de las bombas mejorarian. La inversion es
baja (3,06 MMUSS$) y genera un VNA de 254,9 MMUS$ y un TIR de 880%.
Dado que el gas que requiere es menor al que se podria tener se hace
necesario construir la planta y el gasoducto para el gas sobrante, lo cual da
una inversion conjunta de 25, 99 MMUS$ con un VNA de 278,53 MMUS$ y un
TIR de 110%. Esta alternativa resulta la mas conveniente desde todos los
parametros analizados. El tiempo de implementacion es de corto plazo ya que
los montajes de las vasijas no son complejos y lo acelera el hecho de tener
muy buenas ventajas para la operacion del campo.

La alternativa de Trigeneracién no tiene gran viabilidad dado el entorno donde
se encuentra el campo Chichimene, pues este sistema es aplicable en el sector
industrial y en el sector residencial para abastecer energia, frio y calor debido a
cambios estacionales. Lo que conlleva a procesar el gas y llevarlo por un
gasoducto hasta el punto de uso ya que en el entorno del campo no hay
empresas o industrias que requieran de estos servicios, luego resulta ser lo
mismo que venderlo al Sistema Nacional de Transporte de gas del pais.
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6. CONCLUSIONES

La alternativa que genera mayores beneficios es la de calentamiento de fluidos
en las lineas de recoleccion. Esta alternativa es econOmicamente impactante
como también lo es su baja inversion, incidencia operacional y de rapida
implementacion. EI VNA de esta alternativa incluyendo la planta de tratamiento
del gas, es de 278 MMUS$, que es 10 veces mas que el VNA de lo que
representa la venta del gas para consumo comercial.

La alternativa de autogeneracion presenta buenos beneficios en la parte
econdémica y sobre todo en la estabilidad de la operacion de extraccién de
hidrocarburos. De otra parte, es conveniente porque libera la energia que hoy
dia se toma del Sistema Nacional de Transporte y se puede disponer para
consumo nacional. No presenta ventajas en lo relativo al tiempo que requiere
su implementacion. Esta alternativa es la que sigue en VNA a la alternativa
anterior.

La alternativa de gas natural comprimido presenta un gran impacto con
respecto al entorno, ya que esta conversion de gas natural a gas licuado le
permite a la comunidad del area disponer de un gas mas barato que el GLP.
No obstante cuando se combina con la planta de tratamiento de gas es mucho
mas viable econdmicamente.

El gas de recolecciéon del campo Chichimene debe ser tratado para llevarlo a
condiciones CREG, de tal forma que se pueda disponer para cualquiera de las
alternativas planteadas en este estudio. Con la venta de este gas, se cubren
las inversiones de la planta de tratamiento y generan un buen impacto
econdmico.

El gas producido en el sistema de recoleccién del campo Chichimene no se
debe seguir quemando dado el impacto negativo en el medio ambiente. Las
emisiones de CO, por la quema de este gas son de aproximadamente 31,6
toneladas por dia, durante todos los dias del afio y sobre todo que su impacto
se concentra en un mismo lugar.

Las alternativas de la planta Peak Shaving y trigeneracion no son viables en la
actualidad.
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ANEXOS

Anexo A. Produccién de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Norte

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL
TRONCAL NORTE

ENERODE 2014

POzZO BFPD |BOPD [BWPD| % BSW GAS GOR ° APl |FORMACION
MSCFD MSCFD/Bbl
1 |CHICHIMENE-4: K1K2 4453 | 130 | 4323 | 97,1% 140 1,08 - K1K2
2 |CHICHIMENE-17: K1K2 | 2411 | 47 | 2363 | 98,1% 142 3,01 16,2 K1K2
3 |CHICHIMENE-20: K1K2 | 2349 | 92 [ 2257 | 96,1% 40 0,44 - K1K2
4 [CHICHIMENE-5: K1K2 2095 | 368 | 1726 | 82,4% 171 0,46 14,7 K1K2
5 |CHICHIMENE-82: K2 1796 | 357 | 1439 | 80,1% 7 0,02 20,9 K2
6 |CHICHIMENE-80: K2 1426 | 267 | 1159 | 81,3% 0 0 20,8 K2
7 |CHICHIMENE-173: K1 1384 | 170 | 1215 | 87,7% 0 0 19,9 K1
8 [CHICHIMENE-1: K1K2 12421 34 | 1208 | 97,3% 92 2,69 - K1K2
9 [CHICHIMENE-12A: K1K2 | 1167 | 283 | 883 75,7% 0 0 16,6 K1K2
10|CHICHIMENE-38: K1 1142 | 507 | 635 55,6% 69 0,14 12,3 K1
11|CHICHIMENE-172: K1 1079 | 171 | 908 84,2% 0 0 19,0 K1
12|CHICHIMENE-67: K1 1067 | 458 | 610 57,1% 9 0,02 21,4 K1
13|CHICHIMENE-19: K1K2 983 | 251 | 732 74,5% 181 0,72 - K1K2
14|CHICHIMENE-66: K1 781 [ 179 | 602 77,1% 7 0,04 21,4 K1
15|CHICHIMENE-26: K1 756 [ 395 | 361 47,8% 13 0,03 17,0 K1
16|CHICHIMENE-81: K1 348 73 275 79,0% 0 0 20,7 K1
17|CHICHIMENE-82: K1 332 66 266 80,1% 1 0,02 20,9 K1
18|CHICHIMENE-15: K1K2 201 | 189 12 6,0% 183 0,97 - K1K2
19|CHICHIMENE-23: K1K2 0 0 0 |Inactivo 0 0 - Ki1K2
SUBTOTAL K1 - K2 25012 4037 | 20974 | 83,9% 1055 0,26 17,9
1 |CHICHIMENE-158: SF 2632 | 1832 | 800 30,4% 44 0,02 - SF
2 |CHICHIMENE-65: SF 2550 | 1479 | 1071 | 42,0% 116 0,08 - SF
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Anexo A. Produccion de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Norte (Continuacion)

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL NORTE
ENERO DE 2014

POzZO BFPD |BOPD|BWPD| % BSW GAS GOR ° APl [FORMACION
MSCFD MSCFD/Bbl
3 |CHICHIMENE-34: SF 2001 | 680 | 1321 | 66,0% 23 0,03 - SF
4 |CHICHIMENE-156: SF 1886 | 1554 [ 332 17,6% 162 0,1 - SF
5 |CHICHIMENE-141: SF 1792 | 1005 | 787 | 43,9% 78 0,08 - SF
6 |CHICHIMENE-83: SF 1747 | 424 | 1324 | 75,7% 61 0,14 - SF
7 |CHICHIMENE-84: SF 1640 | 734 | 907 | 55,2% 98 0,13 - SF
8 |CHICHIMENE-144: SF 1495 | 725 | 770 | 51,5% 50 0,07 - SF
9 |CHICHIMENE-142: SF 1427 | 877 | 550 | 38,5% 60 0,07 - SF
10|CHICHIMENE-140: SF 1242 | 664 | 578 | 46,5% 52 0,08 - SF
11|CHICHIMENE-28: SF 1200 | 915 | 286 | 23,8% 30 0,03 - SF
12 |CHICHIMENE-18: SF 1109 | 679 | 430 | 38,8% 153 0,22 - SF
13 |CHICHIMENE-16: SF 1086 | 160 | 926 | 85,3% 182 1,14 - SF
14|CHICHIMENE-22: SF 889 | 344 | 545 | 61,3% 10 0,03 - SF
15|CHICHIMENE-108: SF 841 | 799 42 5,0% 54 0,07 - SF
16 |CHICHIMENE-63: SF 729 | 708 21 2,9% 47 0,07 - SF
17 |CHICHIMENE-3: SF 696 | 327 | 369 | 53,0% 482 1,48 - SF
18|CHICHIMENE-160: SF 689 | 661 28 4,1% 0 0 - SF
19 |CHICHIMENE-97: SF 670 | 581 89 13,3% 46 0,08 - SF
20|CHICHIMENE-24: SF 666 | 591 75 11,3% 117 0,2 12,2 SF
21|CHICHIMENE-74: SF 654 | 617 37 5,7% 0 0 - SF
22 |CHICHIMENE-40: SF 602 | 578 23 4,0% 0 0 - SF
23|CHICHIMENE-159: SF 595 | 500 95 16,0% 35 0,07 - SF
24|CHICHIMENE-163: SF 554 | 535 19 3,4% 0 0 - SF
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Anexo A. Produccion de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Norte (Continuacion)

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL NORTE
ENERO DE 2014

POzZO BFPD |BOPD|BWPD| % BSW GAS GOR ° APl [FORMACION
MSCFD MSCFD/Bbl
25|CHICHIMENE-62: SF 548 | 519 29 5,3% 41 0,08 - SF
26 |CHICHIMENE-86: SF 548 | 494 54 9,9% 41 0,08 - SF
27|CHICHIMENE-115: SF 525 | 451 73 14,1% 11 0,02 - SF
28 |CHICHIMENE-73: SF 479 | 383 96 20,0% 0 0 - SF
29|CHICHIMENE-6: SF 434 | 429 4 1,2% 29 0,07 - SF
30|CHICHIMENE-116: SF 391 | 348 43 11,0% 0 0 - SF
31|CHICHIMENE-39: SF 378 | 366 13 3,2% 27 0,07 - SF
32 |CHICHIMENE-44: SF 347 | 327 21 5,8% 34 0,1 - SF
33|CHICHIMENE-145: SF 298 | 283 15 5,0% 10 0,03 - SF
34|CHICHIMENE-162: SF 290 | 263 27 9,3% 9 0,04 - SF
35|CHICHIMENE-35: SF 274 | 252 22 8,0% 0 0 - SF
36 |CHICHIMENE-57: SF 271 | 254 17 6,3% 10 0,04 - SF
37|CHICHIMENE-60: SF 264 | 258 5 2,3% 0 0 - SF
38 |CHICHIMENE-27: SF 228 | 218 10 4,4% 0 0 - SF
39|CHICHIMENE-161: SF 202 | 193 10 4,5% 0 0 - SF
40|CHICHIMENE-2: SF 189 | 179 10 5,3% 19 0,11 - SF
41|CHICHIMENE-59: SF 188 | 184 4 2,1% 3 0,01 - SF
42 |CHICHIMENE-95: SF 128 | 111 17 13,3% 0 0 - SF
43 |CHICHIMENE-109: SF 94 93 1 1,1% 2 0,02 - SF
44|CHICHIMENE-41: SF 69 65 4 5,8% 0 0 - SF
45|CHICHIMENE-111: SF 0 0 0 |Inactivo 0 0 - SF
46 |CHICHIMENE-113: SF 0 0 0 |Inactivo 0 0 = SF
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Anexo A. Produccion de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Norte (Continuacion)

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL NORTE
ENERO DE 2014

POZO BFPD |BOPD|BWPD| %Bsw | CAS GOR ° API |FORMACION
MSCFD | MSCFD/BbI
47| CHICHIMENE-133: SF 0 | o | o [macivo] o 0 - SF
48| CHICHIMENE-136: SF 0 | o | o [mactive] o 0 2 SF
49| CHICHIMENE-137: SF 0 | o | o [mactivo] o 0 - SF
50| CHICHIMENE-138: SF 0 | o | o [mactivo] o 0 - SF
51| CHICHIMENE-14: SF 0 | o | o [mactivo] o 0 - SF
52| CHICHIMENE-157: SF 0 | o | o |mactivo] o 0 - SF
53| CHICHIMENE-23: SF 0 | o | o [mactive] o 0 - SF
54| CHICHIMENE-42: SF 0 | o | o |mactivo| o 0 - SF
55| CHICHIMENE-43: SF 0 | o | o |mactive] o 0 - SF
56| CHICHIMENE-58: SF 0 | o | o |mactivo] o 0 - SF
57| CHICHIMENE-61: SF 0 | o | o [mactivo] o 0 - SF
58| CHICHIMENE-64: SF 0 0 0 |Inactivo 0 0 - SF
59| CHICHIMENE-85: SF 0 | o | o [mactivo] o 0 - SF
60| CHICHIMENE-96: SF 0 | o | o [mactive] o 0 - SF
SUBTOTALSF 35537|23639] 11900 | 33,5% | 2136 0,090 12,2
TOTAL |60549|27676| 32874 | 54,3% | 3191 0115 |13,9]|

Fuente: Departamento de Produccion Chichimene, ECOPETROL
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Anexo B. Produccién de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Sur

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL SUR
ENERO DE 2014
POZO BFPD ([BOPD|BWPD| % BSW GAS GOR ° APl [FORMACION
MSCFD MSCFD/Bbl
1 |CHICHIMENE-50: K1 364 | 210 | 154 42,3% 0 0 - K1
SUBTOTAL K1 - K2 364 | 210 | 154 42,3% 0 0 =
1 |CHICHIMENE SW-05: SF | 1042 | 995 47 4,5% 0 0 - SF
2 |CHICHIMENE-104: SF 1026 | 921 | 105 10,2% 8 0,01 - SF
3 |CHICHIMENE-69: SF 953 | 864 88 9,3% 23 0,03 - SF
4 [CHICHIMENE-32: SF 890 | 819 71 8,0% 12 0,01 - SF
5 |CHICHIMENE SW-28: SF | 877 | 807 70 8,0% 0 0 - SF
6 |CHICHIMENE-105: SF 817 | 764 52 6,5% 3 0 - SF
7 |CHICHIMENE-36: SF 786 | 484 | 303 38,4% 6 0,01 - SF
8 |CHICHIMENE SW-31: SF | 781 | 730 50 6,5% 0 0 - SF
9 |CHICHIMENE SW-57:SF | 773 | 729 44 5,7% 0 0 - SF
10|CHICHIMENE SW-35: SF | 753 | 572 | 181 24,0% 0 0 - SF
11|CHICHIMENE-122: SF 752 | 750 2 0,3% 0 0 - SF
12|CHICHIMENE SW-59: SF | 725 | 688 37 5,1% 0 0 - SF
13|CHICHIMENE SW-4: SF 714 | 585 | 129 18,1% 0 0 - SF
14|CHICHIMENE SW-47: SF | 695 | 667 28 4,0% 0 0 - SF
15|CHICHIMENE SW-34: SF | 681 | 620 61 9,0% 0 0 - SF
16 |CHICHIMENE-30: SF 677 | 596 82 12,0% 342 0,57 - SF
17|CHICHIMENE SW-58: SF | 660 | 498 | 162 24,5% 0 0 - SF
18|CHICHIMENE SW-20: SF | 652 | 638 14 2,1% 0 0 - SF
19|CHICHIMENE-54: SF 648 | 611 37 5,7% 19 0,03 - SF
20|CHICHIMENE-76: SF 648 | 615 32 5,1% 25 0,04 - SF
21|CHICHIMENE-53: SF 634 | 581 53 8,4% 31 0,05 - SF
22 |CHICHIMENE-55: SF 610 | 564 46 7,5% 24 0,04 - SF
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Anexo B. Produccion de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Sur (Continuacién)

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL SUR
ENERO DE 2014
POzZO BFPD |[BOPD|BWPD| % BSW GAS GOR ° APl [FORMACION
MSCFD MSCFD/Bbl
23 |CHICHIMENE-125: SF 595 | 540 55 9,2% 0 0 - SF
24 |CHICHIMENE SW-13: SF | 565 | 555 11 1,8% 2 0 - SF
25|CHICHIMENE-106: SF 559 | 536 23 4,1% 15 0,03 - SF
26 |CHICHIMENE-124: SF 553 | 488 65 11,8% 0 0 - SF
27 |CHICHIMENE SW-11: SF | 551 | 544 7 1,3% 191 0,35 - SF
28 |CHICHIMENE SW-49: SF | 503 | 483 20 4,0% 0 0 - SF
29|CHICHIMENE-88ST1: SF | 501 | 459 42 8,4% 3 0,01 - SF
30|CHICHIMENE-93: SF 486 | 451 35 7,2% 2 0 - SF
31|CHICHIMENE SW-46: SF | 480 | 465 15 3,1% 0 0 - SF
32|CHICHIMENE SW-19: SF | 474 | 469 6 1,1% 0 0 - SF
33|CHICHIMENE SW-10: SF | 461 | 456 6 1,1% 0 0 - SF
34|CHICHIMENE SW-14: SF | 450 | 440 10 2,2% 3 0,01 - SF
35|CHICHIMENE-121: SF 444 | 426 18 4,1% 0 0 - SF
36|CHICHIMENE-70: SF 441 | 404 37 8,4% 14 0,03 - SF
37|CHICHIMENE-87: SF 433 | 369 64 14,8% 2 0 - SF
38|CHICHIMENE SW-29: SF | 428 | 338 90 21,0% 0 0 - SF
39|CHICHIMENE SW-24: SF | 410 | 377 33 8,0% 0 0 - SF
40|CHICHIMENE SW-42: SF | 406 | 397 10 2,2% 0 0 - SF
41|CHICHIMENE SW-43: SF | 406 | 393 13 3,2% 0 0 - SF
42| CHICHIMENE-29: SF 390 | 369 21 5,4% 1 0 - SF
43 |CHICHIMENE SW-17: SF | 374 | 356 18 4,8% 0 0 - SF
44|CHICHIMENE SW-38: SF | 370 | 361 9 2,4% 0 0 - SF
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Anexo B. Produccioén de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Sur (Continuacién)

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL SUR
ENERO DE 2014
POzZO BFPD |[BOPD|BWPD| % BSW GAS GOR ° APl [FORMACION
MSCFD MSCFD/Bbl
45|CHICHIMENE SW-21: SF | 369 | 356 13 3,5% 0 0 - SF
46|CHICHIMENE SW-25: SF | 361 | 329 32 8,9% 0 0 - SF
47|CHICHIMENE-78: SF 355 | 337 18 5,1% 21 0,06 - SF
48| CHICHIMENE SW-45: SF | 333 | 313 20 6,0% 0 0 - SF
49|CHICHIMENE SW-6: SF 331 | 308 23 6,9% 0 0 - SF
50|CHICHIMENE-123: SF 330 | 312 18 5,5% 0 0 - SF
51|CHICHIMENE SW-12: SF | 329 | 324 5 1,5% 2 0,01 - SF
52|CHICHIMENE SW-2: SF 316 | 298 18 5,7% 0 0 - SF
53|CHICHIMENE-103: SF 297 | 272 25 8,4% 1 0 - SF
54|CHICHIMENE-120: SF 297 | 281 16 5,4% 0 0 - SF
55|CHICHIMENE-127: SF 286 | 278 8 2,8% 0 0 - SF
56|CHICHIMENE-48: SF 279 | 277 2 0,7% 1 0 - SF
57|CHICHIMENE-71: SF 270 | 255 15 5,6% 2 0,01 - SF
58 |CHICHIMENE-91H: SF 258 | 253 5 1,9% 7 0,03 - SF
59|CHICHIMENE SW-33: SF | 254 | 246 8 3,1% 0 0 - SF
60|CHICHIMENE SW-08: SF | 252 | 251 1 0,4% 75 0,3 - SF
61|CHICHIMENE SW-51: SF | 240 | 233 7 2,9% 0 0 - SF
62 |CHICHIMENE-79: SF 235 | 230 5 2,1% 1 0 - SF
63 |CHICHIMENE-119: SF 224 | 222 2 0,9% 0 0 - SF
64|CHICHIMENE SW-26: SF | 220 | 213 7 3,2% 0 0 - SF
65|CHICHIMENE-118: SF 212 | 191 21 9,9% 0 0 - SF
66|CHICHIMENE-72: SF 206 | 196 10 4,9% 1 0,01 - SF
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Anexo B. Produccioén de crudo y gas del Campo Chichimene en Troncal Sur (Continuacién)

PRODUCCION DE CRUDO Y GAS DEL CAMPO CHICHIMENE - ECOPETROL

TRONCAL SUR
ENERODE 2014
POZO BFPD |BOPD|BWPD| % BSW GAS GOR 1+ ApI |[FORMACION
MSCFD | MSCFD/BbI
67|CHICHIMENE SW-27: SF | 188 | 177 | 10 5,9% 0 0 - SF
68| CHICHIMENE-49ST1:SF | 183 | 181 | 3 1,1% 0 0 - SF
69| CHICHIMENE SW-09: SF | 161 | 158 | 2 1,9% 0 0 - SF
70| CHICHIMENE sW-15:SF | 150 | 149 | o 0,7% 0 0 - SF
71[CHICHIMENE SW-18:SF | 117 | 115 | 2 1,7% 0 0 - SF
72|CHICHIMENE-126:5F | 111 [ 102 [ 9 8,1% 0 0 - SF
73|CHICHIMENE SW-30:SF | 91 | 89 | 3 2,2% 0 0 - SF
SUBTOTALSF  |34329[31720] 2610 | 7,6% 837 0,026 -
TOTAL |34693[31930] 2764 | 8,0% 837 0,026 -

Fuente: Departamento de Produccion Chichimene, ECOPETROL.
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Anexo C. Consumo en pozos del Campo Chichimene en Troncal Norte

Consumo pozos en Campo

Chichimene
TRONCAL NORTE

Consumo pozos en Campo

Chichimene
TRONCAL NORTE

Fuente: Departamento de Produccion Chichimene, ECOPETROL.
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POZO | CLUSTER | Gas (MSCF) | Potencia (KWh) | | POZO | CLUSTER | Gas (MSCF) | Potencia (KWh)
CH28 CcL4 50,49 340 CH84 CL21 65,43 158
CH62 | Cl4 40,60 192 CH86 | CL21 0,00 225
CH63 | CL4 46,59 266 CH80 | CL22 0,00 164
CH65 | CL4 116,3 236 CH81 | CL22 0,0 83
CH27 CL7 0,00 17 CH82 CL22 0,0 145
CH57 CL7 0,00 24 CH160| CL24 0,0 179
CH59 CL7 0,00 26 CH161| CL24 0,0 126
CH60 CL7 0,0 19 CH162| CL24 0,0 178
CH26 | CL9 0,00 110 CH163| CL24 0,0 195
CH38 CL9 36,60 131 CH141| CL25 17,20 166
CH39| CL9 0,00 106 CH142| cCL25 39,90 167
CHe6 | CL9 2,6 103 CH144| CL25 49,80 176
CH67 | CL9 4,04 110 CH156| CL26 161,6 180
CH40 | cCL10 0,0 205 CH158| CL26 43,6 209
CH41 | CL10 0,00 162 CH159| CL26 34,67 227
CH73 | CL10 0,00 195 CH140( CL33 51,59 148
CH74 | CL10 0,00 173 CH96 | CL46 58,20 206
CH43 | CL11 59,6 145 CH97 | CL46 0,00 314
AK1 | CL13 0,0 379 CH172| CL46 0,00 102
CH35 | CL13 0,0 120 CH173| CL46 0,00 102
CH108| CL13 54,5 215 CH14 | IND. 78,90 242
CH109| CL13 0,0 93 CH2 | IND. 19,44 79
CH34 | CL14 1,13 128 CH6 | IND. 28,90 152
CH115| CL14 11,5 126 CH4 | IND. 140,02 266
CH83 | CL21 56,13 176 CH3 | IND. 482,30 228
POZO |CLUSTER|Gas (MSCF) | Potencia (KWh)
CH24 | IND. 117,47 108
CH17 | IND. 142,43 56
CH18 | IND. 152,57 229
CH16 | IND. 182,11 85
CH5 | IND. 171,21 134
CH12A| IND. 0,21 80
SW1 | 50,26 38
8944




Anexo D. Consumo en pozos del Campo Chichimene en Troncal Sur

Consumo pozos en Campo

Consumo pozos en Campo

Chichimene Chichimene

TRONCAL SUR TRONCAL SUR
POZO |CLUSTER|Gas (MSCF) |Potencia (KWh)|| POZO |CLUSTER|Gas (MSCF)|Potencia (KWh)
SW-12 1 1,76 157 SW-11 6 136,1 193
SW-13 1 2,27 117 SW-17 6 0,00 129
SW-14 1 2,57 152 SW-18 6 0,00 224
SW-15 1 0,00 139 SW-19 6 0,00 185
CH-29 2 0,90 209 CH-30 8 342,0 253
CH-53 2 31,36 171 CH-48 8 0,73 112
CH-54 2 18,84 192 CH-49 8 0,00 159
CH-55 2 23,56 221 CH-50 8 0,00 130
CH-69 5 23,4 248 SW-8 12 74,7 138
CH-70 5 14,0 166 SW-9 12 0 77
CH-71 5 1,5 88 SW-24| 16 0,0 219
CH-72 5 1,3 68 SW-25| 16 0,0 173
SW-2 6 0,00 127 SW-26 | 16 0,0 140
SW-10 6 0,00 181 SW-27| 16 0,0 136
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Anexo D. Consumo en pozos del Campo Chichimene en Troncal Sur
(Continuacion)

Consumo pozos en Campo Consumo pozos en Campo
Chichimene Chichimene
TRONCAL SUR TRONCAL SUR
POZO |CLUSTER|Gas (MSCF) |Potencia (KWh) || POZO |CLUSTER|Gas (MSCF)|Potencia (KWh)
SW-4 17 0,0 112 SW-28 31 0,00 190
CH-103 17 0,7 126 SW-29 31 0,00 138
104l 17 78 165 SW-30| 31 0,00 145
15| 17 25 387 Sw-31| 31 0,00 244
CH-106| 17 15,3 203 SW-5 | 32 0,00 181
cH-122| 19 0,27 198 SW-49| 32 0,00 59
CH-123] 19 0,00 171 SW-S1| 32 0,00 24
ChH-124] 19 0,00 218 SW33 | 34 0,00 25
CH-125| 19 0,00 157 zaig zz 8:88 23
CH-126| 19 0,00 77 YR E— 0,00 -
CH-127| 19 0,50 125 W = 5,00 e
CH-32| 20 11,5 227 swoo | 34 0,00 -
CH87| 20 L6 136 CH36| 35 2,63 120
CH88) 2 2,99 200 CH76 | 35 24,62 114
CH-91H| 20 7,30 300 7| 35 3.9 149
CH-33 | 20 2,22 165 CH-78 | 35 21,30 156
SW-20| 2 0,00 63 CH-79| 35 1,15 109
SW-21) 29 0,00 38 SW3g | 36 0,00 21
CH-118 30 0,00 19 S\W42 37 0,00 46
CH-119 30 0,00 29 SW43 37 0,00 43
CH-120 30 0,00 28 SW45 37 0,00 25
CH-121| 30 0,00 38 SW46 | 37 0,00 58
SW-6 | 31 0,00 151 9982

Fuente: Departamento de Produccién Chichimene, ECOPETROL.
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Anexo E. Resumen consumo en pozos del Campo Chichimene

Resumen consumo pozos en Campo

Chichimene
RESUMEN DATOS SUR Y NORTE

Resumen consumo pozos en Campo

Chichimene
RESUMEN DATOS SUR Y NORTE

TRONCAL CLUSTER |N°POZOS |Potencia (KWh)
1 4 565
2 4 793
5 4 570
6 6 1039
8 4 654
12 2 215
16 4 668
S 17 5 993
U 19 6 946
R 20 5 1028
29 2 101
30 4 114
31 5 868
32 3 264
34 6 323
35 5 648
36 1 21
37 4 172
Subtotal SUR 18 74 9982

TRONCAL CLUSTER |N°POZOS|Potencia (KWh)

4 4 1034

7 4 86

9 5 560

10 4 735

11 1 145

N 13 4 807

0 14 2 254

R 21 3 559

T 22 3 392

E 24 4 678

25 3 509

26 3 616

33 1 148

46 4 724
IND. 11 1659

SW1 1 38
Subtotal NORTE 16 57 8944

Fuente: Departamento de Produccion Chichimene, ECOPETROL.
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Anexo F. Flujo de Caja para Costo Unitario por el Servicio de Compresién Y Almacenamiento

7 . . . . . 7/
Calculo del costo unitario por el servicio de compresion

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Total AOM 497.251.340| 512.168.880| 527.533.947| 543.359.965( 681.103.165| 576.450.587| 593.744.104| 611.556.428| 629.903.120| 789.585.241
Cons. Energia- $ 389.351.340( 401.031.880| 413.062.837| 425.454.722| 438.218.363( 451.364.914| 464.905.862| 478.853.038| 493.218.629( 508.015.188
AOM menor - $ 107.900.000| 111.137.000( 114.471.110| 117.905.243| 121.442.401| 125.085.673( 128.838.243| 132.703.390| 136.684.492( 140.785.027
AOM mayor-$ 0 0 0 0 121.442.401 0 0 0 0| 140.785.027
Demanda - m3 5.518.800[ 5.684.364| 5.854.895 6.030.542 6.211.458 6.397.802 6.589.736 6.787.428 6.991.051 7.200.782
VNA -AOM ($) $3.587.090.188
Inversidn - $ 1.079.000.000
VNA Total - $ $4.666.090.188
VNA -Volumen (m3) 38.512.400
Costo compresion 121 >/m3

3,4322 $/pc

V4 . . . . - 7
Calculo del costo unitario por el servicio de compresion

11 12 13 14 15 16 17 18 19 20
Total AOM 668.264.220| 688.312.147| 708.961.512| 730.230.357| 915.345.699|( 774.701.386| 797.942.427| 821.880.700| 846.537.121( 1.061.136.538
Cons. Energia-$ 523.255.643| 538.953.312| 555.121.912| 571.775.569| 588.928.836( 606.596.701| 624.794.602| 643.538.440| 662.844.594 682.729.931
AOM menor-$ 145.008.577| 149.358.835( 153.839.600( 158.454.788| 163.208.431| 168.104.684| 173.147.825( 178.342.260( 183.692.527| 189.203.303
AOM mayor-$ 0 0 0 0| 163.208.431 0 0 0 0| 189.203.303
Demanda - m3 7.416.806| 7.639.310| 7.868.489| 8.104.544| 8.347.680| 8.598.111| 8.856.054| 9.121.736] 9.395.388 9.677.249

Fuente: Autora.
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Anexo F. Flujo de Caja para Costo Unitario por el Servicio de Compresién Y Almacenamiento (Continuacion)

Calculo del costo unitario por el servicio de almacenamiento por médulo

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Inversion $ 64.986.020
Costo de AOM $649.860 | $669.356 $689.437 $710.120 $731.423 | $753.366 | $775.967 | $799.246 | $823.223 | $847.920
Demanda - m3 109.500 112.785 116.169 119.654 123.243 126.941 130.749 134.671 138.711 142.873
VNA -AOM $COP $4.534.985
Inversiéon - SCOP S 64.986.020
VNA Total - SCOP $69.521.005
VNA -Volumen (m3) 764.135
. . 91 $/m3 _
Costo almacenamiento x médulo 2578 S/MMBTU = 1.32 UDS/MMbtu | (TRM = 19505/USS)
Calculo del costo unitario por el servicio de almacenamiento por médulo
11 12 13 14 15 16 17 18 19 20
Costo de AOM $873.358 | $899.559 |$926.545|$954.342($982.972($1.012.461|$ 1.042.835($ 1.074.120|$ 1.106.343| $ 1.139.534
Demanda - m3 147.159 151.574 | 156.121 | 160.804 | 165.629 | 170.597 | 175.715 180.987 | 186.416 | 192.009

Fuente: Autora.
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Anexo G. Configuracion Clusters en Troncal Norte
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Anexo G. Configuracion Clusters en Troncal Sur (Continuacion)
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Anexo H. Precios de Referencia de Gas Natural de Campo Guajiray Opon

PRECIO REFERENCIA DEL GAS NATURAL
SEGUN RESOLUCION CREG 119 2.005 - RESOLUCION CREG 187 2.010 - RESOLUCION CREG 199 2.011

PRECIO GAS NATURAL CAMPO GUAIIRA
PERIODO 01 DE AGOSTO DE 2.013 - 31 DE ENERO DE 2.014

INDICE (t-1
PMR(t)=P|V|R(t-1)*4 = 56537  USD/MBTU
INDICE (t-2)

* Nota: El calculo publicado del precio maximo regulado del gas natural producido en el campo Guajira pertenece a calculos
internos realizados por Ecopetrol para efectos comerciales, segun las resoluciones CREG 119-2.005, 187-2.010 y 199-2.011.

PMR: Precio Maximo Regulado para un semestre. INDICE (t-1): Promedio aritmético del indice en el semestre anterior (t-1). INDICE: US

Gulf Coast Residual Fuel 1% Sulfuro fuel oil precio de cierre, seglin publicacidn Platts&Poors.

PRECIO REFERENCIA DEL GAS NATURAL
SEGUN RESOLUCION CREG 119 2.005 - RESOLUCION CREG 187 2.010 - RESOLUCION CREG 199 2.011

PRECIO GAS NATURAL CAMPO OPON
PERIODO 01 DE ENERO DE 2.014 - 30 DE JUNIO DE 2.014

INDICE (t-1
PMR(t):PMR(t-1)*4 = 6,324  USD/MBTU
INDICE (t-2)

* Nota: El calculo publicado del precio maximo regulado del gas natural producido en el campo OpOn pertenece a calculos internos
realizados por Ecopetrol para efectos comerciales, segin las resoluciones CREG 119-2.005, 187-2.010 y 199-2.011. Ecopetrol no es

PMR: Precio Maximo Regulado para un semestre. INDICE (t-1): Promedio aritmético del indice en el semestre anterior (t-1). INDICE: US

Gulf Coast Residual Fuel 1% Sulfuro fuel oil precio de cierre, segtin publicacién Platts&Poors.

Fuente: Resolucién CREG 119 de 2.005.

Anexo |. Marco Regulatorio e Infraestructura del Gas Natural en Colombia

El gas en Colombia es considerado como un bien de primera necesidad y dado
que gran parte de su produccibn se consume principalmente como gas
domiciliario, se cataloga como un servicio publico esencial y por esto, es
competencia del pais hacer control en la cadena de valor de este energético.

Es competencia de la Nacion planificar, asignar y gestionar el uso del gas
combustible en cuanto sea econémica y técnicamente posible, asi mismo asegurar
que se realicen en el pais, por medio de empresas oficiales, mixtas o privadas las
actividades de produccion, comercializacién, construccion y operacion de
gasoductos y de redes.

Por lo anterior, el gobierno cred la Comisién de Regulacién de la Energia y Gas
‘CREG”, a través de la Ley 142 de 1.994, como unidades administrativas
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especiales, con independencia administrativa, técnica y patrimonial, y adscrita al
Ministerio de Minas y Energia. La CREG, tiene la funcién de regular los
monopolios en la prestacion del servicio de gas, cuando la competencia no sea, de
hecho, posible; y en los demas casos, la de promover la competencia entre
quienes presten servicios publicos, para que las operaciones de los monopolistas
o de los competidores sean econdmicamente eficientes, no impliquen abusos de la
posicion dominante, y produzcan servicios de calidad. Para ello tendra las
siguientes funciones y facultades especiales:

e Regular el ejercicio de las actividades de los sectores de energia y gas
combustible para asegurar la disponibilidad de una oferta energética
eficiente, propiciar la competencia en el sector de minas y energia y
proponer la adopcion de las medidas necesarias para impedir abusos de
posicidbn dominante y buscar la liberacion gradual de los mercados hacia la
libre competencia.

e Expedir regulaciones especificas para el uso eficiente del gas combustible
por parte de los consumidores y establecer criterios para la fijacion de
compromisos de ventas garantizadas de gas.

e Establecer el reglamento de operacion para realizar el planeamiento y la
coordinacién de la operacién del Sistema Nacional de Ductos y para regular
el funcionamiento del Mercado Mayorista de gas combustible.

e Fijar las tarifas de venta de gas combustible; o delegar en las empresas
distribuidoras, cuando sea conveniente dentro de los propdésitos de esta
Ley, bajo el régimen que ella disponga, la facultad de fijar estas tarifas.

¢ Definir las metodologias y regular las tarifas por los servicios de despacho y
coordinaciéon prestados por los centros regionales y por el Centro Nacional
de Despacho.

La CREG ha estudiado y aprobado varias resoluciones para cumplir con sus
funciones de control, entre las cuales se citan especialmente las que tienen que
ver con la produccion, comercializacién, distribucion y transporte de gas. A
continuacion se hace un resumen de lo que tratan estas resoluciones.

I. CONDICIONES GENERALES

Con el fin de garantizar el acceso abierto al Sistema Nacional de Transporte de gas
natural, el transporte de gas natural es independiente de las actividades de
produccion, comercializacion y distribucion del gas natural. En consecuencia, los
contratos de transporte y las tarifas, cargos o precios asociados, se suscribiran
independientemente de las condiciones de compra o distribucién y de su valoracion.

El transportador de gas natural no podré realizar de manera directa, actividades de

produccion, comercializacion, o distribucion, ni tener interés econdmico en empresas
gue tengan por objeto la realizacién de esas actividades. Podr4, no obstante, adquirir
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el gas natural que requiera para su propio consumo, para compensar pérdidas o
para mantener el balance del Sistema de Transporte, si ello se hace necesario. Las
empresas cuyo objeto sea el de vender, comercializar o distribuir gas natural, no
podran ser transportadoras ni tener interés econémico en una empresa de transporte
del mismo producto. El interés economico se entiende en los términos establecidos
en el articulo 6° de Resolucion 057 de 1.996. El transportador tampoco podra tener
interés econémico en empresas de generacion eléctrica.

Los productores de gas natural no podran desarrollar directamente la actividad de
generacion eléctrica pero podran poseer hasta 25% del capital social de una
empresa que desarrolle tal actividad.

Los productores comercializaran libremente su produccion de gas natural y
realizaran contratos de venta en el Mercado Mayorista.

Los grandes consumidores de gas natural podran negociar libremente sus contratos
y precios de suministro y transporte con un productor, comercializador, transportador
o distribuidor, pagando los correspondientes cargos al duefio de las redes, si fuese
el caso.

Los precios de transporte, distribucion y venta seran negociables, pero no superiores
a los precios maximos establecidos por la CREG, salvo cuando, mediante
resolucion, se haya determinado que el precio de comercializacion a grandes
consumidores sea libre.

Con el fin de adecuar los contratos a las necesidades de los consumidores y a sus
condiciones particulares, se ofreceran distintas modalidades contractuales, las
cuales seran de conocimiento publico. Podran ofrecerse, entre otros, contratos
firmes, contratos en pico o contratos interrumpibles, que incluyan o no prima de
disponibilidad, o una combinacion de ellos. En suma, se permiten todas aquellas
modalidades contractuales que no sean contrarias a la ley y la regulacion y a los
principios de libre competencia. Se negociardn de manera independiente los
contratos de transporte y los de compraventa cuando se adquiera el combustible en
un sitio distinto del nodo intermedio o de salida del Sistema o Subsistema de
Transporte y se admitiran diferentes puntos de entrega.

Al vender gas combustible por redes de tuberia, los comercializadores no
discriminardn entre personas o clases de personas, salvo que puedan demostrar
que las diferencias en los precios reflejan diferencias en los costos por las
circunstancias de dicha venta. Los comercializadores no restringiran,
distorsionaran o evitaran la competencia en la produccion, transporte, distribucion
0 comercializacion del gas. Asimismo, no podran abusar de su posicion dominante
en la fijacion de precios.
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El transportador no podréa otorgar trato preferencial a ningiin usuario de sus servicios
y, en particular, a los comercializadores, distribuidores o grandes consumidores con
quienes tenga una relacion de las que configuran interés econémico.

Las empresas que desarrollen actividades de produccién, venta o distribucion
pueden ser comercializadoras. Las empresas prestadoras de Servicios Publicos,
constituidas con anterioridad a la vigencia de la Ley 142 de 1.994, podran continuar
prestando en forma combinada las actividades que desarrollaban a esa fecha y
ademas la actividad de comercializacion, siempre y cuando, tengan establecidas
contabilidades separadas para cada una de sus actividades. De la misma forma
procederan todas las empresas que desarrollen simultdneamente actividades de
distribucién de gas combustible. En ningun caso, podran dar un trato preferencial a
ningun comprador con términos contractuales similares.

ll. PRODUCCION DE GAS NATURAL

Los productores de gas natural deberan ofrecer en venta todo su gas ateniéndose
a procesos transparentes, de acuerdo con la metodologia que consideren mas
conveniente.

Cuando el productor requiera gas natural para su propio consumo O para
destinarlo a atender las necesidades de personas vinculadas econémicamente a
él, debera adquirirlo o disponer de su propia produccion de gas a precios de
mercado. Para ello deberd competir en los diferentes puntos de entrega, dentro de
condiciones de mercado con otros potenciales compradores, si es del caso
haciendo oferta sobre su propio gas.

Se exceptua de lo establecido en los articulos anteriores:

v' Aquel campo en que exista gas asociado, y en el que el productor decida
reinyectarlo alli mismo, por motivos técnicos relacionados con la produccion
del petréleo asociado.

v" El consumo interno propio de la operacion de los campos.

La fijacion del precio méximo para el gas colocado en los nodos de entrada en la
troncal, sera asi:

v' Para reservas descubiertas después del 11 de septiembre de 1.995, los
precios se determinaran libremente sin sujecién a topes maximos. Para
ECOPETROL a partir del 1 de enero de 1.998. A partir del 11 de septiembre
del afio 2.000, entrar& en vigencia la formula tarifaria.

v' Para reservas descubiertas antes 11 de septiembre de 1.995, localizados
en el interior del pais y Costa Atlantica, los precios tendran un régimen libre,
a partir del 10 de septiembre del afio 2.005. Para ECOPETROL con
anterioridad al 1 de enero de 1.998.
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[ll. CONDICIONES TARIFARIAS

El precio maximo inicial en el nodo de entrada al Sistema Nacional de Transporte
serd de US$1.30/MBTU

El precio méaximo fijado en ésta férmula tarifaria serd regulado en el nodo
respectivo de entrada del gas al Sistema Nacional de Transporte.

BB )

PGCt = PGC,_, * (
t + I NYMEX(_j_1

Siendo,

PGCt= precio maximo del gas natural colocado en troncal para el semestre que
comienza.

PGC,_,= precio maximo del gas natural colocado en troncal para el semestre
anterior.

NYMEX,= promedio para el semestre t del indice de precios para el crudo
estandar cotizado en el mercado de Nueva York “New York Mercantile Exchange”
NYMEX calculado asi:

(4)

6
Z Promedio mensual del cierre de diario "Prompt month"
6

i=1
Siendo,
i = periodo de un mes.

t =equivale al semestre que comienza.

Yhoe NYMEX = equivale al promedio del NYMEX para los cuatro semestres que
terminan en el semestre t que comienza.

Y, NYMEX_,-1y= equivale al promedio del NYMEX para los cuatro semestres
que terminan en el semestre anterior al que comienza.
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IV. TRANSPORTE DE GAS NATURAL

El propdsito del Codigo de Transporte del Gas, es permitir el desarrollo,
mantenimiento y operacion del Sistema Nacional de Transporte de gas natural por
tuberias, en condiciones de eficiencia, coordinacion y con criterios de costo minimo.
Con acceso libre para los productores, comercializadores, grandes consumidores y
distribuidores y garantizar una calidad uniforme de gas para todos los usuarios del
Sistema de Transporte de gas natural.

Los contratos interrumpibles tendran la menor prioridad; los contratos firmes y en
pico seran prioritarios para el acceso y el servicio de transporte. Asimismo, las
empresas que desean construir nuevos gasoductos a nuevos puntos de conexion
tengan acceso sin restricciones a las redes existentes de transporte.

El centro de despacho de gas sera propiedad del transportador y sera responsable
de la coordinacion del despacho, recibo, transporte y entrega en el suministro del
combustible.

Las empresas transportadoras se remuneraran mediante cargos por conexion y
cargos por uso, los cuales distinguen entre capacidad y volumen.

Los duefios de gasoductos dedicados no se consideran transportadores ni estan
sujetos a esta regulacion, salvo en el caso en que un tercero desee conectarse. En
este evento, su propietario tendra obligacion de permitir el acceso, previa
negociacion de las condiciones técnicas y comerciales.

El gas natural entregado al transportador por el agente, en el punto de entrada del
Sistema de Transporte y por el transportador en el punto de salida, debera cumplir
con la siguiente especificacion de calidad, que se muestra en la ilustracion 26.
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llustracién 27. Especificaciones de Calidad Exigidas por CREG

Especificaciones de Calidad del Gas Natural establecidas por la CREG

Res CREG 071 de 1.999

ESPECIFICACIONES Valores S.I SISTEMA
- INGLES
Maximo poder calorifico bruto (GHV) (nota1) | 42,8 MJ/m® | 1150 BTU/ft3
Minimo poder calorifico bruto (GHV) (nota1) | 354 MJ/m® | 950 BTU/ft®
Contenido de Liquido (nota 2) L,Ibr_e de !.lbre de
liquidos liquidos
Contenido total de H,S maximo 6 3 0,25
2 mg/m” | o amo/100PCS
1
Contenido total de azufre maximo 3
23 mg/m” | mo/100PCS
Contenido CO,, maximo en % volumen 2% 2%
Contenido de N,, maximo en % volumen 3% 3%
- - - 5
Contenido de inertes maximo en % volumen 5% 5%
(nota 3)
Contenido de oxigeno maximo en % volumen 0,10% 0,1%
Contenido maximo de vapor de agua 97 mg/m3 6 Lb/MPCS
Temperatura de entrega maximo 49 °C 120°F
Temperatura de entrega minimo 45 °C 40 °F
Contenlo.lc’) maximo de polvos y material en 1,6 mg/m? 0,7
suspension (nota 4) gramo/1000 pc

Nota 1: Todos los datos sobre metro cubico 6 pie cubico de gas estdn
referidos a Condiciones Estandar.

Nota 2: Los liquidos pueden ser: Hidrocarburos, agua y otros contaminantes
en estado liquido.

Nota 3: Se considera como contenido de inertes la suma de los contenidos
de CO,, nitrégeno y oxigeno.

Nota 4: El maximo tamafio de las particulas debe ser 15 micrones.

Presion de operacion del gasoducto en el punto de entrada hasta los 1200
psia

Fuente: CREG.

Salvo acuerdo entre las partes, el productor - comercializador y el remitente estan
en la obligacién de entregar gas natural a la presion de operacion del gasoducto
en el punto de entrada hasta las 1.200 Psia, de acuerdo con los requerimientos del
transportador.
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Si el gas natural entregado por el agente no se ajusta a alguna de las
especificaciones establecidas en este RUT, el transportador podra rehusar aceptar
el gas en el punto de entrada.

A. CARGOS POR USO DEL SISTEMA DE TRANSPORTE DEL INTERIOR

Es un esquema de cargos por entrada y salida transportar gas en el Sistema
Nacional de Transporte del interior el nodo de Vasconia, el cual es el centro de
referencia para las transacciones de gas natural.

Los productores referenciaran el transporte desde su nodo de entrada hasta el
centro de referencia. Este cargo se denomina “cargo de entrada”. Los consumidores
pagaran, el transporte desde el centro de referencia hasta su respectivo nodo de
salida. Este cargo se denomina “cargo de salida”.

Para los productores de zonas de produccion marginales se aplicara la siguiente
metodologia para el célculo de los cargos por uso y capacidad del sistema:

C =|Ce| —|Cs| (5)
Siendo,
C = cargo
|Ce|= valor absoluto del cargo en el nodo de entrada
|Cs|= valor absoluto del cargo en el nodo de salida

Estos cargos se liquidardn como un cargo binomio que comprende un cobro por
capacidad (US$/KPCD-AM0) y un cobro por uso (US$/KPC). Los cargos maximos
por entrada y salida se muestran en las siguientes ilustraciones 25 y 26
respectivamente.

llustraciéon 28. Cargos Maximos por Entrada al SNT

CARGOS MAXIMOS POR ENTRADA

NODO DE ENTRADA CARGO POR CAPACIDAD CARGO POR USO /USS/KPC)
(USS/KPCD-Afio)
Barranca 96 0,039
Cusiana 95 0,055
Apiay -49 -0,063
Neiva -179 -0,134
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llustracién 29. Cargos Maximos por Salida al SNT

CARGOS MAXIMOS POR SALIDA

CARGO POR CAPACIDAD
NODO DE ENTRADA (US$/KPCD-Afio) CARGO POR USO /USS/KPC)
Barranca -96 -0,039
Cusiana -95 -0,055
Villavicencio 61 0,079
Neiva 179 0,134
Sebastopol -36 -0,015
Medellin 145 0,059
Bucaramanga 47 0,019
Vasconia 0 0

Mariquita 42 0,022
Chinchina 86 0,045
Cali 160 0,085
La Belleza -38 -0,023

Bogota 141 0,05

Ademas de los cargos de entrada y salida mencionados, los productores y
consumidores pagaran un cargo de 0,016 US$/ KPC sobre el volumen facturado
mensualmente, correspondiente a los costos de administracion,

compresion asociados con el sistema de transporte del interior.

A partir del 1° de enero de 1.998 sin perjuicio de los otros cargos establecidos en la
presente Resolucion, existe un “cargo estampilla” para el Sistema de Transporte de
gas natural del Interior, igual a 0,15 US$ por KPC de gas efectivamente

transportado, se actualizar4 semestralmente.

El sistema de transporte del interior considera las siguientes puertas de ciudad con

Sus respectivos subsistemas, como parte integral del mismo:

ASANENENENEN

Barrancabermeja
Sabana de Torres
Bucaramanga
Lebrija

Girén
Floridablanca

SANTANDER
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ANANA NN

Piedecuesta
Puerto Parra
Sebastopol
La Belleza
Florian
Albania

medicion y



AV NI N N N N N N Y N N N AN N NN N YN N N

N N N N N N NN

Puerto Salgar
Ricaurte
Simijaca
Susa
Faquene
Capellania
Gauatancuy
Ubaté
Cucunuba
Sutatausa
Tausa

Cartago
Ansermanuevo
Obando

La Victoria

La Unién
Zarzal
Roldanillo
Caicedonia
Sevilla
Bugalagrande
Andalucia
Tulua

Puerto Berrio
Maceo
Caracoli
Yolombé
San Roque
Cisneros
Santo Domingo
Don Matias
Concepcion
Guarne
Rionegro

CUNDINAMARCA

AN N N N N N VAN NN

VALLE DEL CAUCA

AN N N N N Y U N O N N

ANTIOQUIA

AN N N N N NN
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Nemocon
Cogua
Chipaque
Une
Caqueza
Quetame
Guayabetal
Fosca
Soacha
Bogota

San Pedro
Buga
Guacari
Ginebra

El Cerrito
Palmira
Candelaria
Pradera
Florida
Yumbo
Cali
Jamundi

Barbosa
Girardota
Copacabana
Bello
Medellin
ltagui
Envigado

La Estrella
Sabaneta
Caldas



AV NN N N N N N N NN

NN N N N S N NN

AN NN

ANANENEN

Puerto Serviez
Vasconia
Puerto Boyaca
Tunungua
Bricefio
Chiquinquira
Caldas

Belén

Cerinza
Combita
Cucaita
Duitama

Honda
Mariquita
Guayabal
Lérida
Libano
Tierra Adentro
Ambalema
La Sierra
Venadillo
Alvarado
Piedras
Doima

La Dorada
Victoria
Manzanares
Manizales

Filandia
Salento
Circasia
Montenegro

BOYACA

TOLIMA

CALDAS

QUINDIO
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AN N NN

AN

Nobsa
Paipa
Sachica
Samaca

Santa Rosa de Viterbo

Sogamoso
Sora
Sutamarchan
Tunja

Tuta

Villa de Leyva
Dicata

Ibagué
Flandes
Gualanday
Chicoral
Espinal
Guamo
Saldafia
Ortega
Natagaima
Fresno
Herveo

Neira

Villa Maria
Chinchina
Palestina

Quimbaya
Calarca
Armenia
La Tebaida
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v Aipe v" Neiva
CASANARE
v' Tauramena v" Yopal
v' Monterrey v" Morichal
v' Aguazul v' Cusiana
RISARALDAS
v' Marsella v' La Virginia
v' Santa Rosa de Cabal v' Balboa
v" Dos Quebradas v' La Celia
v Pereira
META
v' Acacias v Villavicencio
v" Restrepo v' Apiay
v" Cumaral

llustraciéon 30. Entradas y Salidas al SNT

DIAGRAMA No. 1

Barranca ———————» B/manga
Medellin  <+—— Sebastopol
Vasconia <+ |La Belleza <-—— Cusiana
l|Cogua l
v Bogota B Apiay
Chinchina Mariquita
Cali

v

Neiva
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El sistema de transporte del interior comprende los 13 tramos troncales que se
incluyen en el diagrama anterior. Sobre estos tramos podran establecerse nodos
intermedios de salida cuyos cargos asociados se calcularan en forma simple
conforme a la siguiente metodologia descrita en la ilustracion 30.

llustracién 31. Calculo para Nodos Intermedios al SNT

Nodo A Nodo
\

Nodo Intermedio

L
(km)

- Lt .

« any -

Sea el tramo de interés el que conecta los nodos A y B y que tiene una longitud total
de LT (km) para el cual se calcularan los cargos de salida en el nodo intermedio I
ubicado a una distancia LI(km), medida sobre la troncal desde el nodo A.

Los cargos de salida C; (capacidad en US$/KPCD-Af0) y V; (uso en US$/KPC) en
dicho nodo se calcularan a partir de los cargos de salida C,, Cz(capacidad en los
nodos Ay B) y V,, Vg(uso en los nodos A y B) mediante la siguiente formula:

LI
Ci=0Cy+ (CB—CA)*ﬁ (6)

LI
V,=V Ve =V — (7
I 4+ (V A)*LT()

B. CARGOS POR USO DEL SISTEMA DE TRANSPORTE DEL CENTRO

El sistema de transporte del centro sera utilizado por ECOPETROL para el
transporte de gas desde los campos de gas de la Guajira hasta el complejo
petroguimico de Barrancabermeja.

Estos cargos se liquidardn como un cargo binomio que comprende un cobro por
capacidad (US$/KPCD-Af0) y un cobro por uso (US$/KPC). Los cargos maximos
para el sistema de transporte del centro se muestran en la tabla 49:
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Tabla 49. Cargos Maximos para Sistema de Transporte de Centro

CARGOS MAXIMOS
TRAMO CARGO POR CAPACIDAD (US$/KPCD-Aﬁo) CARGO POR USO /US$/KPC)
Ballenas - Barrancabermeja 272 0,111

C. CARGOS POR USO DEL SISTEMA DE TRANSPORTE DEL SUR

Es un esquema de cargos que refleja el costo de transportar gas combustible en el
sistema de transporte del sur mediante el siguiente procedimiento:

Los consumidores pagaran el transporte desde el campo productor, o desde la
conexion con el sistema de transporte del interior, hasta su respectivo nodo de
salida, independientemente de la distancia recorrida. Los cargos maximos por uso
del sistema de transporte del sur se muestran en la tabla 50:

Tabla 50. Cargos Maximos por Sistema de Transporte del Sur

CARGOS MAXIMOS
TRAMO CARGO POR CAPACIDAD (USS/KPCD-Aﬁo) CARGO POR USO /USS/KPC)
Neiva - Hobo 749 0,228

V. COMERCIALIZACION DE GAS NATURAL

Los comercializadores podran suministrar gas natural a precios acordados
libremente s6lo a quienes se definen como grandes consumidores.

Los productores de gas natural podran comercializar su produccion de manera
independiente 0 en conjunto con otros socios del contrato de exploracion y
produccion respectiva, y podran comercializar conjuntamente la produccion de dos
0 mas contratos de exploracion y produccion diferente.

Los productores y comercializadores de gas natural podran celebrar contratos de
venta de gas natural a grandes consumidores y a los distribuidores a precios
negociados libremente, sujetos a un tope maximo. Todo distribuidor,
independientemente de su volumen de compras sera considerado como un gran
consumidor.

Los contratos de suministro de gas natural a grandes consumidores podran pactarse

por un plazo maximo de 20 afios, término que se contara a partir de la fecha del
inicio de la ejecucién del respectivo contrato.

140



VI. DISTRIBUCION DE GAS COMBUSTIBLE POR REDES DE TUBERIA

Los distribuidores permitiran el acceso a las redes de tuberia de su propiedad, a
cualquier productor, comercializador o gran consumidor de gas combustible a
cambio del pago de los cargos correspondientes.

La expansion de los sistemas de distribucién sera responsabilidad de las empresas
gue desarrollen esa actividad, siempre que se ofrezcan realizar en condiciones
competitivas 0 de minimo costo.

Las empresas distribuidoras seran remuneradas por los servicios que presten a los
grandes consumidores, por entrega de gas en las redes del distribuidor y por
transporte por las redes del distribuidor.

Los distribuidores que realicen la actividad de comercializacion en su area de
servicio, deberan separar contablemente su actividad de distribucion de la de
comercializacion de acuerdo con las regulaciones expedidas por la CREG.

La tarifa a los pequefios consumidores de gas natural es:

MSt = Gt+Tt+Dt+St+KSt (8)
Siendo,

G, = costo promedio méaximo unitario en $/m® para compras de gas natural en
troncal en el afo t.

T,= costo promedio méximo unitario en $/m? de transporte en troncal en el afio t.

D,= cargo promedio maximo unitario en $/m> permitido al distribuidor por uso de la
red en el afio t.

S,= cargo 0 margen maximo unitario en $/m? de comercializacién en el afio t.

Ks,= factor de correccién en $/m® en el afio t (puede ser positivo 0 negativo), es
igual a cero en el afo inicial.

Anexo J. Especificaciones Proyecto Termo San Fernando

Fuente: Resolucién 0728 de 6 de septiembre de 2.012

Mediante la Resolucién 0271 del 30 de abril de 2.012 y acorde con lo regulado en
la Ley 99 de 1.993, el Decreto 2820 de 2.010, y los Decretos 3573 y 3578 de
2.011, y Resolucion 877 del 7 de septiembre de 2.000, el Ministerio autorizé la
cesion de derechos y obligaciones en relacibn con los campos Castilla vy
Chichimene de la empresa CHEVRON PETROLEUM COMPANY OF COLOMBIA
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a la Empresa Colombiana de Petroleos ECOPETROL, actual ECOPETROL S.A.y,
asi mismo, acogio el Plan de Manejo Ambiental - PMA gue se venia desarrollando.

Mediante la Resolucion 169 del 21 de febrero de 2.001, el Ministerio otorgd
licencia ambiental a la empresa ECOPETROL S.A., para los pozos de desarrollo
Chichimene-18 y Castilla-26 incluyendo la construccion de lineas de flujo y vias de
acceso.

Disefio, construccion y puesta en funcionamiento de la central de
generacion termoeléctrica San Fernando

El proyecto consiste en la instalacion de un sistema de autogeneracion de energia
estable para consumo y soporte del Bloque Cubarral y para el cual se presenta la
infraestructura asociada.

De acuerdo con la informacion suministrada, el area a ocupar por la central de
generacion es de aproximadamente 14,9 ha adyacentes a la estacion de bombeo
San Femando - VIT en la Vereda astenia del municipio de Castilla La Nueva en
terrenos en los que actualmente se desarrollan actividades de ganaderia y
agricultura.

Se considera viable la realizacion de este proyecto, aunque la empresa debera
presentar antes del inicio de las actividades, un PMA especifico en el que se
presente toda la informacion técnica relativa a la construccion de la central
termoeléctrica incluyendo planos de disefio a escala, evaluacién de impactos
especifica para este proyecto, requerimientos de agua que demanda el proyecto y
la disposicion final del agua residual, medidas a tomar para evitar la afectacion de
la calidad del aire por el uso de diesel como combustible de respaldo durante la
etapa productiva de la termoeléctrica.

Vecina a la central termoeléctrica se ubicara la subestacion eléctrica San
Femando, en un area aproximada de 10 ha conformada por todos los equipos y
dispositivos de transformacion, corte, proteccion y distribucion de energia
eléctrica. El proyecto contempla la ejecucion de estudios y conexion eléctrica de la
subestacién San Fernando, la construccién de cuatro lineas de 115 KV, asi como
circuitos de alimentacién en redes y anillos a 34,5 KV que llevan la energia a
cluster y/lo pozos partiendo de un centro de distribucibn y/o maniobra,
distribuyendo la energia en cada uno de ellos y luego retomando a su punto de
partida.

Es importante aclarar que la construccion de la linea de 230 KV proveniente de la
subestacion La Reforma y que tiene como destino la subestacion San Femando,
se presentd ante esta autoridad como un Diagndostico Ambiental de Alternativas y
no hace parte de las solicitudes de este proyecto, por tanto, esta autoridad no se
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manifestard sobre este actividad. El desarrollo de infraestructura eléctrica
mediante la construccion de las lineas, circuitos y redes de distribucion de energia,
al interior de los campos Castilla — Chichimene, es una actividad viable de
realizacion, aunque sus caracteristicas deberan estar acordes a la Resolucion 18
1294 del 6 de agosto de 2.008 del Ministerio de Minas y Energia, en donde se
establece el Reglamento Técnico de Instalaciones Eléctricas (RETIE).

Generacion de energia eléctrica en campo Chichimene

Contempla la construccién y montaje de un sistema de generacion de gas para
abastecer la estacion Chichimene, a partir del mismo gas producido en el campo
Chichimene de manera que, con la energia producida mediante la implementacion
de este proyecto, se supla una parte considerable de la demanda energética de
los equipos instalados en la estacion Chichimene. Se pretende con este proyecto,
implementar estrategias para aprovechar el gas producido y tratado en los campos
Castilla - Chichimene, esta Autoridad no presenta objecion en su desarrollo
siempre y cuando las actividades se realicen en las coordenadas presentadas;
adicionalmente, previo al inicio de actividades, la empresa debe presentar un
documento incluyendo la infraestructura a instalar, un plano de disefio a escala y
las actividades e impactos especificos de la realizacion de cada uno de estos
proyectos.

Disefio, construccion y puesta en funcionamiento de la central de
generacién termoeléctrica San Femando, subestacion eléctrica San
Fernando

e Construccién y operacion de la central de generacion termoeléctrica San
Femando en un area maxima de 14,9 ha adyacentes a la estacion de
bombeo San Fernando — VIT.

e Construccion y operacion de la subestacion eléctrica San Femando,
aledafa a la central termoeléctrica, en un area aproximada de 10 ha
conformada por todos los equipos y dispositivos de transformacion, corte,
proteccion y distribucion de energia eléctrica. La autorizacion incluye la
ejecucion de estudios y conexion eléctrica de la subestacion San Fernando,
asi como circuitos de alimentacién en redes y anillos que llevan la energia a
cluster y/o pozos partiendo de un centro de distribucion y/o maniobra,
distribuyendo la energia en cada uno de ellos y luego retomando a su punto
de partida.

Aprovechamiento de gas para generaciéon de energia eléctrica campo
Chichimene

Construccién y montaje de un sistema de generacién de gas para abastecer la
estacion Chichimene, a partir del mismo gas producido en el campo Chichimene
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de manera que, con la energia producida mediante la implementacién de este
proyecto, se supla una parte de la demanda energética de los equipos instalados
en la estacion Chichimene, para lo cual se puede utilizar alguna de las siguientes
alternativas:

Caldera y turbina a vapor: se instalara una caldera con su respectiva turbina
a vapor para generar 22 MW.

Motores reciprocantes Tipo 1 (acepta CO,>20%): se requieren 11 motores
reciprocantes de 3,1 MW cada uno, con capacidad de generar electricidad,
sin necesidad de retirar el CO, presente en la corriente de gas.

Motores reciprocantes Tipo 2 (no acepta CO,): se requieren 3 motores
reciprocantes de 8 MW cada uno, para generar electricidad. Se requiere
instalar una planta de endulzamiento para retirar el CO, presente en la
corriente de gas.

Turbinas a gas: se instalaria una turbina a gas de tipo aero derivativa para
generacion de 24 MW.

Micro turbinas: se requiere instalar 30 unidades de generacién para la
produccion de 1 MW de energia eléctrica.
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Anexo K. Medicion de impactos ambientales para el campo Chichimene

En la tabla 51, se muestran los diferentes factores de emision de carbono y CO, para
diversos combustibles, en ella se muestra que el gas natural es el combustible que
presenta menores emisiones de carbono y CO..

Tabla 51. Factores de emision por tipo de combustible

FACTORES DE EMISION DE CARBONO Y CO2 POR
TIPO DE COMBUSTIBLE

. FEde C | FE de CO2
Combustible | Estado . »
(kg /G)) (kg /G))
Carbén Sélido 26.8 94.53
Crudo Liquido 20 73.28
Diesel Liquido 20.2 74.01
Gasolina Liquido 18.9 69.25
Kerosene Liquido 19.5 71.45
Gas propano Gas 17.2 63.02
GLP Gas
Gas natural Gas 15.3 56.06

a. Revised 1996 IPCC Guidelines for National Greenhouse Gas
Inventories: Reference Manual IPCC. Bracknell, U.K.

b. Calculado a partir de la ecuacién estequiométrica: C+0, -> CO,

En la tabla 52, se muestra la cantidad de emisiones arrojadas a la atmdsfera con
cada una de las alternativas planteadas (con el proceso de tratamiento de gas
natural a condiciones CREG) y ademas, las arrojadas a la atmdsfera actualmente
por la quema de gas en el campo. Cabe resaltar que el impacto ambiental se
evalua de acuerdo a la cantidad de emisiones contaminantes, la concentracion de
los contaminantes en un mismo lugar o en diferentes puntos, y ademas el tiempo
que lleva esta practica realizandose. Para el caso de quema de gas actual, se
considera alto debido a que las emisiones contaminantes incluyen ademas de
CO,, material particulado, metano, entre otros. Por otra parte, la quema se ha
realizado durante varios afios, todos los dias al afio y se concentran en el mismo
lugar del campo (tea). Asimismo, se evaluaron las diferentes alternativas
planteadas.
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Tabla 52. Emision de contaminantes del gas natural campo Chichimene

EMISION DE CONTAMINANTES DEL GAS NATURAL CAMPO CHICHIMENE AL ANO BASE DE CALCULO 0,5

MMSCFD
CONTAMINANTE FE Quema de gas * [ Venta de gas** | Térmica** | GNC** [ Calentamiento Crudo** | Peak Shaving**
Lb/MMpc Kgr / afio Kgr / afio Kgr / afio | Kgr / afio Kgr / afio Kgr / afio
CO2 120000 | 11.547.273 9.954.545 (9.954.545|9.954.545 9.954.545 9.954.545
NO2 2,2 - 183 183 183 183 183
PM 7,6 731 630 630 630 630 630
SO2 0,6 -
TOC 11 1.059
Metano 2,3 221
VOC 5,5 529
PUNTOS DE DISPERSION 25.000 Segiin nodos de
1 (tea) 25.000 hogares | 1 (central) calentamiento (cerca a |25.000 hogares
CONTAMINANTE hogares a)
IMPACTO AMBIENTAL*** ALTO BAJO MEDIO BAJO BAJO BAJO

TOC: Total Organic Compounds

PM: Particule Material

VOC: Volatile Organic Compounds

**Gas tratado, combustion completa.

*Gas sin tratarse asume igual a GLP ysu reaccidn es incompleta.

FE:Factores de emision para gas natural. Emisién de gases contaminantes=FE x Volumen de gas

***E| impacto de la alternativa se califica de acuerdo a la emision de contaminantes como también midiendo la concentracién
de estos en un mismo lugar. Para el caso de la quema de gas toda la contaminacidn se concentra en el mismo sitio.
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Tabla 53. Base de célculo en gas de recoleccién del campo Chichimene

Anexo L. Linea base de gas de recoleccién del campo Chichimene

LINEA BASE GAS DE RECOLECCION DEL CAMPO CHICHIMENE

FLUJO DE CAJA - MUS$

CONCEPTO UNIDAD
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos no aprovechados MUSS -788 -2.047 | -3.593 | -4.718 | -4.811 | -4.906 | -5.002 | -5.101 | -5.201 | -5.304
Volumen gas MMSCF 239 662 1.129 1.439 1.425 1.411 1.396 1.382 1.369 1.355
Precio USS/MMBTU 3,00 3,09 3,18 3,28 3,38 3,48 3,58 3,69 3,80 3,91
- Costos Operacion, mantenimiento tea MUS$ 22 23 23 24 25 26 26 27 28 29
- Costos Mantenimiento General MUSS 10,0 10,3 10,6 10,9 11,3 11,6 11,9 12,3 12,7 13,0
- Costos Mantenimiento Mayor MUSS 21,9 24,6
- Costos Monitoreo y control emisiones MUSS 2,0 2,1 2,1 2,2 2,3 2,3 2,4 2,5 2,5 2,6
- Costo permisos ambientales MUSS 10,0 10,3 10,6 10,9 11,3 11,6 11,9 12,3 12,7 13,0
Flujo de Caja Libre MUS$ -810 -2.070 | -3.616 | -4.742 | -4.836 | -4.931 | -5.029 | -5.128 | -5.229 | -5.333
Aios 10 20
VNA MUS$ -22.189 -34.161
TIR ND ND
LINEA BASE GAS DE RECOLECCION DEL CAMPO CHICHIMENE
FLUJO DE CAJA - MUSS
CONCEPTO UNIDAD
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos no aprovechados MUSS -5.408 | -5.515 | -5.623 | -5.734 | -5.847 | -5.962 | -6.080 | -6.200 -6.322 -6.446
Volumen gas MMSCF 1.341 1.328 1.315 1.302 1.289 1.276 1.263 1.250 1.238 1.225
Precio USS/MMBTU | 4,03 4,15 4,28 4,41 4,54 4,67 4,81 4,96 511 5,26
- Costos Operacion, mantenimiento tea MUSS 30 30 31 32 33 34 35 36 37 39
- Costos Mantenimiento General MUSS 13,4 13,8 14,3 14,7 15,1 15,6 16,0 16,5 17,0 17,5
- Costos Mantenimiento Mayor MUSS 27,7 31,2 35,1
- Costos Monitoreo y control emisiones MUSS 2,7 2,8 2,9 2,9 3,0 3,1 3,2 3,3 3,4 3,5
- Costo permisos ambientales MUSS 13,4 13,8 14,3 14,7 15,1 15,6 16,0 16,5 17,0 17,5
Flujo de Caja Libre MUS$S -5.438 | -5.545 | -5.655 | -5.767 | -5.880 | -5.997 | -6.115 | -6.236 -6.359 -6.485
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Anexo M. Flujo de caja para planta de tratamiento de gas

Tabla 54. Base de célculo para andlisis de flujo de caja para planta de tratamiento de gas

BASE DE CALCULO PARA ANALISIS DE FLUJO DE CAJA PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS

2014 654|MSCFD
Prondsticos de volumen gas libre del 2015 1.815|MSCFD
Campo. Segun Ecopetrol 2016 3.093|MSCFD
2017 3.943|MSCFD
Porcentaje de declinacion producciéon gas segun Ecopetrol 1% anual
Costo Venta / Compra gas tipo CREG (nota 1) 6,0|USS/MMBTU
Poder calorifico gas promedio 1,06|MMBTU/MSCF
654 MMPCD 2,873|USS/MMBTU
Costo Unitario de Tratamiento Gas 1815 MMPCD 0,809|USS/MMBTU
(nota 3) 3093 MMPCD 0,676|USS/MMBTU
3943 MMPCD 0,512|USS/MMBTU
Costo produccién de gas asociado segun Ecopetrol 0,5|USS/MMBTU
Inversion Planta de Tratamiento (nota 2) 16.930.513|USS
Mantenimiento General Planta Tratamiento 10% inversion 1.693.051|USS/afio
Inversidn gasoducto para Compra/Venta de gas tipo CREG 6.000.000(USS
Mantenimiento gasoducto 20% inversion 120.000{USS/afo
indice de Precios al Consumidor 3|%
Depreciacién Linea recta 20|afios
Tasa descuento para proyectos en Ecopetrol 11,1|% anual
TRM para proyectos en Ecopetrol 1800|S/USS
Nota 1. Noincluye tarifa de comercializacidn, transporte, ni distribucion, es decir se compra y vende a precios en boca de pozo.
Nota 2. Las torres de absorcion, refrigeracion, separacién se disefiaron para una planta de tratamiento hasta una capacidad maxima de 10 MMSCFD;
los demas equipos como bombas, compresores para una capacidad maxima de 5 MMSCFD.
Nota 3 . Estos costos se interpolaron de la curva de costos unitarios segin ASPEN. Ver tabla
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Tabla 53. Base de calculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento de gas (Continuacién)

PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS

FLUJO DE CAJA - MUSS
CONCEPTO UNIDAD
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos venta gas MUSS 1.518 4.340 7.617 10.002 10.199 10.400 10.605 10.814 11.027 11.244
Volumen gas MMSCF 239 662 1.129 1.439 1.425 1.411 1.396 1.382 1.369 1.355
Precio USS/MMBTU 6,00 6,18 6,37 6,56 6,75 6,96 7,16 7,38 7,60 7,83
- Costos Gas, tratamiento, mantenimiento MUSS 2.667 2.566 2.867 2.900 2.979 3.061 3.144 3.230 3.318 3.409
- Costos Tratamiento MUSS$ 727 568 809 781 796 812 828 844 861 878
Costo unitario USS/MMBTU 2,87 0,81 0,68 0,51 0,53 0,54 0,56 0,58 0,59 0,61
- Costo Gas MUSS 127 130 134 138 142 147 151 156 160 165
- Costo mantenimiento gasoducto MUSS 120 124 127 131 135 139 143 148 152 157
- Costo mantenimiento planta gas MUSS 1.693 1.744 1.796 1.850 1.906 1.963 2.022 2.082 2.145 2.209
Flujo de Caja Libre MUSS -1.148 1.774 4.751 7.102 7.220 7.339 7.461 7.584 7.709 7.835
Afos 10 20
VNA MUSS 6.329 23.632
TIR 16% 21%
RETORNO INVERSION Afios 5,44
PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS
FLUJO DE CAJA - MUSS
CONCEPTO UNIDAD
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos venta gas MUSS 11.466 | 11.691 | 11.922 | 12.157 | 12.396 | 12.640 | 12.889 | 13.143 13.402 13.666
Volumen gas MMSCF 1.341 1.328 1.315 1.302 1.289 1.276 1.263 1.250 1.238 1.225
Precio USS/MMBTU| 8,06 8,31 8,55 8,81 9,08 9,35 9,63 9,92 10,21 10,52
- Costos Gas, tratamiento, mantenimiento MUSS 3.502 3.598 3.696 3.798 3.902 4.009 4.119 4.232 4.349 4.468
- Costos Tratamiento MUSS 895 913 931 949 968 987 1.007 1.026 1.047 1.067
Costo unitario USS/MMBTU| 0,63 0,65 0,67 0,69 0,71 0,73 0,75 0,77 0,80 0,82
- Costo Gas MUSS 170 175 180 186 191 197 203 209 215 222
- Costo mantenimiento gasoducto MUSS 161 166 171 176 182 187 193 198 204 210
- Costo mantenimiento planta gas MUSS 2.275 2.344 2.414 2.486 2.561 2.638 2.717 2.798 2.882 2.969
Flujo de Caja Libre MUSS$ 7.964 8.094 8.225 8.359 8.494 8.631 8.770 8.911 9.054 9.198
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Anexo N. Flujo de caja para planta de tratamiento y calentamiento

Tabla 55. Base de calculo para andlisis de flujo de caja para planta de tratamiento y
calentamiento

BASE DE CALCULO PARA ANALISIS DE FLUJO DE CAJA PLANTA TRATAMIENTO &

CALENTAMIENTO
2014 654|MSCFD
Volumen gas libre del Campo 2015 1.815|M5CFD
2016 3.093(MSCFD
2017 3.943|MSCFD
Porcentaje de declinacion produccion gas seguin Ecopetrol 1|% anual
Costo Venta / Compra gas tipo CREG (nota 1) 6,0|USS/MMBTU
Poder calorifico gas promedio 1,06 MMBTU/MSCF
654 MMPCD 2,873|USS/MMBTU
Costo Unitario de Tratamiento Gas 1815 MMPCD 0,809(USS/MMBTU
(nota 4) 3093 MMPCD 0,676|USS/MMBTU
3943 MMPCD 0,512|USS/MMBTU
Costo produccion de gas asociado segun Ecopetrol 0,5|USS/MMBTU
Gas requerido planta calentamiento. Ver tabla 1.081|MSCFD
Inversion Planta de Tratamiento (nota 2) 16.930.520{USS
Inversion Planta de Calentamiento 1.145.000{USS
Inversion gasoducto para venta 6.000.000|USS$
Inversion gasoducto entre planta tratamiento y planta calentamiento (nota 3) 900.000{USS
Inversidn revestimiento troncal de 16 pulg 435.851|USS
Inversion sistema respaldo por falla planta calentamiento 575.000|USS
Mantenimiento planta calentamiento 20% inversion 229.000|USS/afio
Mantenimiento General Planta Tratamiento 10% inversion 1.693.052|USS/afio
Mantenimiento gasoducto venta de gas 120.000|USS$/afio
Volumen de fluidos a calentar (32200 BOPD crudo y 2800 BWPD agua) 35.000|BFPD
Volumen de nafta inyectado al 17% de dilucién en crudo 5.950(BFPD
Ahorro de Volumen de nafta inyectado 20(%
Tramo de tuberia produccion planta Calentamiento a planta Tratamiento 3.000{m
Costo compra energia (2205/KW) (nota 5) 0,12|USS/KWe
indice de Precios al Consumidor 3%
Tasa descuento para proyectos en Ecopetrol 11,1|% anual
TRM para proyectos en Ecopetrol 1800|S$/USS

Nota 1. No incluye tarifa de comercializacidn, transporte, ni distribucion, es decirse compra yvende a precios en boca de pozo.

Nota 2. Las torres de absorcidn, refrigeracion, separacion, se disefiaron para una planta de tratamiento hasta una capacidad maxima de 10
MMSCFD; los demas equipos como bombas, compresores para una capacidad maxima de 5 MMSCFD.

Nota 3. Gasoducto entre plantas de tratamiento de gas yplanta de calentamiento de crudo, 3 Km de longitud de ida y 3 Km de regreso, en 3 pulg.
Total 6 Km

Nota 3. Estos costos se interpolaron de la curva de costos unitarios segun ASPEN. Ver tabla

Nota 4. Este es el precio del KWh que compra actualmente el campo.
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Tabla 54. Base de célculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento y calentamiento (Continuacion)

PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS

CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUS$

2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos venta gas MUSS 1.518 4.340 7.617 10.002 10.199 10.400 10.605 10.814 11.027 11.244
Volumen gas MMSCF 239 662 1.129 1.439 1.425 1411 1.396 1.382 1.369 1.355
Precio USS/MMBTU 6,00 6,18 6,37 6,56 6,75 6,96 7,16 7,38 7,60 7,83
- Costos Gas, tratamiento, mantenimiento MUSS 2.667 2.566 2.867 2.900 2.979 3.061 3.144 3.230 3.318 3.409
- Costos Tratamiento MUS$ 727 568 809 781 796 812 828 844 861 878
Costo unitario USS/MMBTU 2,87 0,81 0,68 0,51 0,53 0,54 0,56 0,58 0,59 0,61
- Costo Gas MUS$ 127 130 134 138 142 147 151 156 160 165
- Costo mantenimiento gasoducto MUS$ 120 123,60 127,31 131,13 135,06 139,11 143,29 147,58 152,01 156,57
- Costo mantenimiento planta gas MUSS$ 1.693 1.743,84 1.796,16 1.850,04 1.905,54 1.962,71 2.021,59 2.082,24 2.144,71 2.209,05
Flujo de Caja Libre MUSS -1.148 1.774 4.751 7.102 7.220 7.339 7.461 7.584 7.709 7.835

Afios 10 20
VNA MUS$ 6.329 23.632
TIR 16% 21%
RETORNO INVERSION Afios 5,44
PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS
CONCEPTO UNIDAD SCHEIDELEY MUSS
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033

Ingresos venta gas MUS$ 11.466 11.691 11.922 12.157 12.396 12.640 12.889 13.143 13.402 13.666
Volumen gas MMSCF 1.341 1.328 1.315 1.302 1.289 1.276 1.263 1.250 1.238 1.225
Precio US$/MMBTU 8,06 8,31 8,55 8,81 9,08 9,35 9,63 9,92 10,21 10,52
- Costos Gas, tratamiento, mantenimiento MUSS 3.502 3.598 3.696 3.798 3.902 4.009 4.119 4.232 4.349 4.468
- Costos Tratamiento MUSS$ 895 913 931 949 968 987 1.007 1.026 1.047 1.067
Costo unitario US$/MMBTU 0,63 0,65 0,67 0,69 0,71 0,73 0,75 0,77 0,80 0,82
- Costo Gas MUSS 170 175 180 186 191 197 203 209 215 222
- Costo mantenimiento gasoducto MUSS$ 161,27 166,11 171,09 176,22 181,51 186,96 192,56 198,34 204,29 210,42
- Costo mantenimiento planta gas MUS$ 2.275,32 2.343,58 2.413,89 2.486,30 2.560,89 2.637,72 2.716,85 2.798,36 2.882,31 2.968,78
Flujo de Caja Libre MUS$ 7.964 8.094 8.225 8.359 8.494 8.631 8.770 8.911 9.054 9.198
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Tabla 54. Base de célculo para anélisis de flujo de caja para planta de tratamiento y calentamiento (Continuacion)

CALENTAMIENTO DE CRUDO SISTEMA DE RECOLECCION

CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUS$
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos totales MUSS$ 29.838 30.733 31.655 32.605 33.583 34.591 35.629 36.697 37.798 38.932
Ingresos ahorro energia MUS$ 3.777 3.891 4.007 4.128 4.251 4.379 4.510 4.646 4.785 4.929
Ahorro x longitud y volumen MW/m/bbl 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905
Costo energia USS/KWh 0,12 0,13 0,13 0,13 0,14 0,14 0,15 0,15 0,15 0,16
Ingresos ahorro NAFTA MUS$ 26.061 26.843 27.648 28.478 29.332 30.212 31.118 32.052 33.013 34.004
Ahorro en volumen en un 20% MBbl/afio 434 434 434 434 434 434 434 434 434 434
Costo nafta (se compra nafta y se vende como
USS$/Bbl 60 62 64 66 68 70 72 74 76 78
crudo)(130-70=60USS)
- Costo proceso de calentamiento MUS$ 3.050 3.141 3.236 3.333 3.433 3.536 3.642 3.751 3.863 3.979
- Costo compra gas MUSS 2.510 2.585 2.663 2.743 2.825 2.910 2.997 3.087 3.180 3.275
- Mantenimiento Planta calentamiento MUSS/afio 229 236 243 250 258 265 273 282 290 299
- Mantenimiento tuberia revestida - 30% inversion MUSS/afio 131 135 139 143 147 152 156 161 166 171
- Costo mantenimiento gasoducto entre plantas MUSS 180 185,4 190,962 196,69086 | 202,5915858 | 208,669333 | 214,929413 | 221,377296 | 228,018615 | 234,859173
Flujo de Caja Libre uUss$ 26.788 27.592 28.420 29.273 30.151 31.055 31.987 32.946 33.935 34.953
Aiios 10 20
VNA MUS$ 172.537 254,901
TIR 880% 880%
RETORNO INVERSION Afios 01
CALENTAMIENTO DE CRUDO SISTEMA DE RECOLECCION
CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUSS
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos totales MUS$ 40.100 41.303 42.542 43.819 45.133 46.487 47.882 49.318 50.798 52.322
Ingresos ahorro energia MUS$ 5.076 5.229 5.386 5.547 5.714 5.885 6.061 6.243 6.431 6.624
Ahorro x longitud y volumen MW/m/bbl 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905 30.905
Costo energia USS/KWh 0,16 0,17 0,17 0,18 0,18 0,19 0,20 0,20 0,21 0,21
Ingresos ahorro NAFTA MUS$ 35.024 36.075 37.157 38.271 39.420 40.602 41.820 43.075 44.367 45.698
Ahorro en volumen en un 20% MBbl/afio 434 434 434 434 434 434 434 434 434 434
Costo nafta (se compra naftay se vende como USS/Bbl 81 83 86 88 o1 93 9% 99 102 105
crudo)(130-70=60USS)
- Costo proceso de calentamiento MUS$ 4.099 4,222 4.348 4.479 4.613 4,752 4.894 5.041 5.192 5.348
- Costo compra gas MUSS 3.373 3.475 3.579 3.686 3.797 3.911 4.028 4.149 4.273 4.401
- Mantenimiento Planta calentamiento MUSS/afio 308 317 326 336 346 357 367 379 390 402
- Mantenimiento tuberia revestida - 30% inversion MUSS/afio 176 181 186 192 198 204 210 216 223 229
- Costo mantenimiento gasoducto entre plantas MUSS 241,904948 | 249,162097 | 256,63696 | 264,336068 | 272,26615 | 280,434135 | 288,847159 | 297,512574 | 306,437951 | 315,63109
Flujo de Caja Libre uUss$ 36.001 37.082 38.194 39.340 40.520 41.736 42,988 44.277 45.606 46.974
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Tabla 54. Base de célculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento y calentamiento (Continuacion)

PLANTA DE TRATAMIENTO DEL GAS MAS PLANTA CALENTAMIENTO DE CRUDO

CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAIA - MUSS

2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos totales MUS$ 31.357 35.073 39.273 42.607 43,782 44,991 46.233 47511 48.825 50.176
- Costos totales MUS$ 5.716 5.707 6.102 6.233 6.412 6.596 6.786 6.981 7.182 7.388
Flujo de Caja Libre MUS$ 25.640 29.366 31711 36.374 37.370 38.395 39.448 40.530 41.644 42,788

Anos 10 20
VNA MUS$ 178.865 278.532
TIR 110% 110%
RETORNO INVERSION Afios 1,0
PLANTA DE TRATAMIENTO DEL GAS MAS PLANTA CALENTAMIENTO DE CRUDO
CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAIA - MUS5
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033

Ingresos totales MUS$ 51.566 52.995 54.464 55.975 57.529 59.127 60.771 62.461 64.200 65.988
- Costos totales MUS$ 7.601 7.819 8.045 8.276 8.515 8.760 9.013 9.273 9.541 9.816
Flujo de Caja Libre MUS$ 43.965 45.175 46.419 47.699 49,014 50.367 51.758 53.188 54.659 56.172
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Tabla 56. Costo de aislamiento térmico de la linea troncal de 16 pulgadas

Costo aislamiento térmico linea troncal de 16 pulgada
Longitud tuberia revestida - m 3.000
Didmetro tuberia - pulgada 16
Area a revestir - m2 1.557
Costo de manta en fibra de vidrio - 40 USS/m2* 62.264
Costo de fibra de vidrio para envolver - 30 USS/m2 46.698
Costo de instalacion - m2 326.888
Total - USS 435.851
*Coeficiente conductividad (0,03 W/m*°K). Densidad de 23 Kg/m2. Rango Temp. -120 a 400 °C.
Tension a la ropturaigual a 4300 N

Tabla 57. Sistema de respaldo por falla en la planta de calentamiento

Sistema respaldo por falla en la planta de calentamiento
Equipos Vol. Bbls | Costo - USS

Tanque de almacenamiento de fluidos con capacidad para 8

11.667 300.000
horas de parada
Tanque almacenamiento de nafta % dilucion de 25% para 8

2.917 75.000
hora de parada
Sistema inteligente para desviar fluidos a tanques 50.000
Accesorios, valvulas, bombas, equipos 150.000

Total - US$ 575.000
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Anexo O. Flujo de caja para planta térmica

Tabla 58. Base de calculo para tratamiento de gas y planta térmica

BASE DE CALCULO PLANTA TERMICA

2014 654|MSCFD
Volumen gas libre del Campo 2015 1.815/MSCFD
2016 3.093|MSCFD
2017 3.943|MSCFD
Declinacion produccion gas 1|% anual
Costo Venta / Compra gas tipo CREG (nota 1) 6,0|USS/MMBTU
Poder calorifico gas 1,06|MMBTU/MSCF
654 MMPCD 2,873|USS/MMBTU
Costo Unitario de Tratamiento Gas (nota 3) L OMMESD 0,809|US5/MMBTU
3093 MMPCD 0,676{USS/MMBTU
3943 MMPCD 0,512{USS/MMBTU
Costo produccion de gas asociado 0,5|USS/MMBTU
Gas requerido por la térmica 23,2 MWh 4.000{MSCFD
Inversion Planta de Tratamiento (nota 2) 16.930.520|USS
Mantenimiento General Planta Tratamiento 10% inversion 1.693.052|USS/afio
Inversién Planta Térmica 25.052.100{USS
Inversion gasoducto para Compra/Venta de gas tipo CREG 6.000.000|USS
Inversion gasoducto térmica a planta tratamiento 0,5 Km 3 pulg 750.000|USS
Mantenimiento planta térmica 10% inversion 2.505.210|USS/afio
Mantenimiento gasoducto 40 km 2% inversion 120.000|USS/afio
Mantenimiento gasoducto 0,5km 2% inversion 15.000|USS/afio
Capacidad Generacion Térmica 23,2|MWe
Costo compra energia (220$/KW) (nota 4) 0,12|USS$/KWe
indice de Precios al Consumidor 3|%
Depreciacion Linea recta 20|afios
Tasa descuento para proyectos en Ecopetrol 11,1|% anual
TRM para proyectos en Ecopetrol 1800(S/USS

Nota 1. No incluye tarifa de comercializacion, transporte, ni distribucion, es decir se compra y vende a precios en boca de pozo.

Nota 2. Las torres de absorcion, refrigeracion, separacion, se disefiaron para una planta de tratamiento hasta una capacidad maxima de 10 MMSCFD;
los demas equipos como bombas, compresores para una capacidad maxima de 5 MMSCFD.

Nota 3. Estos costos se interpolaron de la curva de costos unitarios segtin ASPEN. Ver tabla

Nota 4 . Este es el precio del KWh que compra actualmente el campo.
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Tabla 57. Base de calculo para tratamiento de gas y planta térmica (Continuacion)

PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS

CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUSS

2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos venta gas MUSS 1.518 4.340 7.617 10.002 10.199 10.400 10.605 10.814 11.027 11.244
Volumen gas MMSCFA 239 662 1.129 1.439 1.425 1.411 1.396 1.382 1.369 1.355
Precio USS/MMBTU 6,00 6,18 6,37 6,56 6,75 6,96 7,16 7,38 7,60 7,83
- Costos Gas y Tratamiento MUS$ 2.547 2.442 2.739 2.769 2.844 2.922 3.001 3.082 3.166 3.252
- Costos Tratamiento MUSS$ 727 568 809 781 796 812 828 844 861 878
Costo unitario USS/MMBTU 2,87 0,81 0,68 0,51 0,53 0,54 0,56 0,58 0,59 0,61
- Costo Gas MUSS$ 127 130 134 138 142 147 151 156 160 165
- Costo mantenimiento planta gas MUSS 1.693 1.744 1.796 1.850 1.906 1.963 2.022 2.082 2.145 2.209
Flujo de Caja Libre MUS$ -1.028 1.897 4.878 7.233 7.355 7.478 7.604 7.731 7.861 7.992

Anos 10 20
VNA MUSS 13.115 30.787
TIR 22% 26%
RETORNO INVERSION Afios 4,54
PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS
CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUSS

2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos venta gas MUS$ 11.466 11.691 11.922 12.157 12.396 12.640 12.889 13.143 13.402 13.666
Volumen gas MMSCFA 1.341 1.328 1.315 1.302 1.289 1.276 1.263 1.250 1.238 1.225
Precio USS/MMBTU 8,06 8,31 8,55 8,81 9,08 9,35 9,63 9,92 10,21 10,52
- Costos Gas y Tratamiento MUSS$ 3.341 3.432 3.525 3.621 3.720 3.822 3.926 4.034 4.144 4.258
- Costos Tratamiento MUSS 895 913 931 949 968 987 1.007 1.026 1.047 1.067
Costo unitario USS/MMBTU 0,63 0,65 0,67 0,69 0,71 0,73 0,75 0,77 0,80 0,82
- Costo Gas MUSS 170 175 180 186 191 197 203 209 215 222
- Costo mantenimiento planta gas MUSS$ 2.275 2.344 2.414 2.486 2.561 2.638 2.717 2.798 2.882 2.969
Flujo de Caja Libre MUSS 8.125 8.260 8.396 8.535 8.676 8.818 8.963 9.109 9.258 9.408

156




Tabla 57. Base de célculo para tratamiento de gas y planta térmica (Continuacion)

PLANTA GENERACION ELECTRICA DE 23,2 Mwe

FLUJO DE CAJA - MUS$

CONCEPTO UNIDAD
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos totales MUSS 24.839 25.585 26.352 27.143 27.957 28.796 29.660 30.549 31.466 32.410
Ingresos venta energia MUSS 24.839 25.585 26.352 27.143 27.957 28.796 29.660 30.549 31.466 32.410
Produccion energia MW/afio 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232
Costo Venta USS/KWh 0,12 0,13 0,13 0,13 0,14 0,14 0,15 0,15 0,15 0,16
- Costo produccion MUSS 11.911 12.268 12.636 13.015 13.406 13.808 14.222 14.649 15.088 15.541
- Costo compra gas MUSS 9.286 9.564 9.851 10.147 10.451 10.765 11.087 11.420 11.763 12.116
- Mantenimiento Térmica MUSS$/afio 2.505 2.580 2.658 2.738 2.820 2.904 2.991 3.081 3.174 3.269
- Mantenimiento Gasoducto 40 Km MUSS$/afio 120 124 127 131 135 139 143 148 152 157
- Mantenimiento Gasoducto 0,5 Km MUSS/afo 15 15 16 16 17 17 18 18 19 20
Flujo de Caja Libre uUss$ 12.929 13.317 13.716 14.127 14.551 14.988 15.437 15.901 16.378 16.869
Afios 10 20

VNA MUSS 52.942 92.693

TIR 42% 44%

RETORNO INVERSION Afios 2,40

PLANTA GENERACION ELECTRICA DE 23,2 Mwe
CONCEPTO UNIDAD SIICGIBEEDAENGS,
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033

Ingresos totales MUS$S 33.382 34.384 35.415 36.478 37.572 38.699 39.860 41.056 42.288 43.556
Ingresos venta energia MUSS 33.382 34.384 35.415 36.478 37.572 38.699 39.860 41.056 42.288 43.556
Produccion energia MW/afio 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232 203.232
Costo Venta USS/KWh 0,16 0,17 0,17 0,18 0,18 0,19 0,20 0,20 0,21 0,21
- Costo produccion MUS$ 16.007 16.487 16.982 17.491 18.016 18.557 19.113 19.687 20.277 20.886
- Costo compra gas MUSS 12.479 12.853 13.239 13.636 14.045 14.467 14.901 15.348 15.808 16.282
- Mantenimiento Térmica MUSS/afio 3.367 3.468 3.572 3.679 3.789 3.903 4.020 4,141 4.265 4.393
- Mantenimiento Gasoducto 40 Km MUSS/afio 161 166 171 176 182 187 193 198 204 210
- Mantenimiento Gasoducto 0,5 Km MUSS/afio 20 21 21 22 23 23 24 25 26 26
Flujo de Caja Libre uUss$ 17.375 17.896 18.433 18.986 19.556 20.142 20.747 21.369 22.010 22.670
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Tabla 57. Base de calculo para tratamiento de gas y planta térmica (Continuacion)

PLANTA DE TRATAMIENTO DEL GAS MAS PLANTA GENERACION ELECTRICA DE 23,2 Mwe

FLUJO DE CAJA - MUS$

CONCEPTO UNIDAD
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos totales MUS$ 26.358 29.924 33.970 37.145 | 38156 | 39196 | 40265 | 41363 | 42493 | 43.654
- Costos totales MUS$ 14.457 14.710 15376 15785 | 16250 | 16729 | 17223 | 17731 | 18254 | 18793
Flujo de Caja Libre MUS$ 11.900 15.214 18.594 21360 | 21906 | 22466 | 23.042 | 23632 | 24238 | 24.861
Anos 10 20
VNA MUS$ 66.058 123.869
TIR 34% 37%
RETORNO INVERSION Aios 3,14
PLANTA DE TRATAMIENTO DEL GAS MAS PLANTA GENERACION ELECTRICA DE 23,2 Mwe
CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUS$
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos totales MUS$ 848 | 46075 | 47337 | 48634 | 49968 | 51339 | 52749 | 54199 | 55690 | 57222
- Costos totales MUS$ 19348 | 19919 | 20507 | 21113 | 21736 | 22379 | 23.040 | 23721 | 2442 | 21953
Flujo de Caja Libre MUS$ 25500 | 26156 | 26830 | 27521 | 28232 | 28961 | 29710 | 30478 | 31268 | 35.269
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Anexo P. Flujo de caja para planta de tratamiento y GNC

Tabla 59. Base de calculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento y GNC

BASE DE CALCULO PARA ANALISIS DE FLUJO DE CAJA PLANTA TRATAMIENTO &GAS

COMPRIMIDO
2014 654 MSCFD
Volumen gas libre del 2015 1.815 MSCFD
Campo 2016 3.093 MSCFD
2017 3.943 MSCFD
Porcentaje de declinacion produccion gas segun Ecopetrol 1 % anual
Costo Venta / Compra gas tipo CREG (nota 1) 6,0 usS/MMBTU
Poder calorifico gas promedio 1,06 MMBTU/MSCF
654 MMPCD 2,873 USS/MMBTU
Costo Unitario de 1815 MMPCD 0,809 USS/MMBTU
Tratamiento Gas (nota 4) 3093 MMPCD 0,676 USS/MMBTU
3943 MMPCD 0,512 USS/MMBTU
Costo produccidn de gas asociado segln Ecopetrol 0,5 USS/MMBTU
Gas requerido planta GNC 500 MSCFD
Inversion Planta de Tratamiento (nota 2) 16.930.520 uss$
Inversidn Planta de Gas Comprimido 2.314.872 UssS
Inversidn gasoducto para venta 6.000.000 UssS
Inversidn gasoducto entre planta tratamiento y planta GNC (nota 3) 150.000 uss
Costo transporte gas por carretera segin CREG 0,122 USS/Km - Ton
Distribucion Planta a Municipio-promedio 100 Km
Mantenimiento General Planta Tratamiento 10% inversion 1.693.052 USS$/afio
Mantenimiento gasoducto venta de gas 120.000 USS/afio
Mantenimiento gasoducto planta tratamiento a planta GNC 10% inversion 15.000 US$/afio
indice de Precios al Consumidor 3 %
Tasa descuento para proyectos en Ecopetrol 11,1 % anual
TRM para proyectos en Ecopetrol 1800 $/USS

Nota 1.No incluye tarifa de comercializacidn, transporte, ni distribucidn, es decir se compra y vende a precios en boca de pozo.

Nota 2. Las torres de absorcion, refrigeracion, separacion, se disefiaron para una planta de tratamiento hasta una capacidad maxima de 10 MMSCFD; los
demds equipos como bombas, compresores para una capacidad maxima de 5 MMSCFD.

Nota 3. Gasoducto entre plantas de tratamiento de gas y planta de calentamiento de crudo, 3 Km de longitud deida y 3 Km de regreso, en 3 pulg. Total 6 Km.

Nota 3. Estos costos seinterpolaron de la curva de costos unitarios seguin ASPEN. Ver tabla

Nota 4 . Este es el precio del KWh que compra actualmente el campo.
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Tabla 58. Base de célculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento y GNC (Continuacion)

PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS

CONCEPTO UNIDAD AL bl MUS$
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos venta gas MUS$ 1.518 4.340 7.617 10.002 10.199 10.400 10.605 10.814 11.027 11.244
Volumen gas MMSCF 239 662 1.129 1.439 1.425 1.411 1.396 1.382 1.369 1.355
Precio USS/MMBTU 6,00 6,18 6,37 6,56 6,75 6,96 7,16 7,38 7,60 7,83
- Costos Gas, Tratamiento, Mantenimiento MUS$ 2.667 2.566 2.867 2.900 2.979 3.061 3.144 3.230 3.318 3.409
- Costos Tratamiento MUSS 727 568 809 781 796 812 828 844 861 878
Costo unitario USS/MMBTU 2,87 0,81 0,68 0,51 0,53 0,54 0,56 0,58 0,59 0,61
- Costo Gas MUSS 127 130 134 138 142 147 151 156 160 165
- Costo mantenimiento gasoducto MUSS 120 123,60 127,31 131,13 135,06 139,11 143,29 147,58 152,01 156,57
- Costo mantenimiento planta gas MUSS 1.693 1.743,84 1.796,16 1.850,04 1.905,54 1.962,71 2.021,59 2.082,24 2.144,71 2.209,05
Flujo de Caja Libre MUS$ -1.148 1.774 4.751 7.102 7.220 7.339 7.461 7.584 7.709 7.835
Afos 10 20
VNA MUS$ 6.329 23.632
TIR 16% 21%
RETORNO INVERSION Afos 5,44
PLANTA DE TRATAMIENTO DE GAS
CONCEPTO UNIDAD UIGINEE S MUSS
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos venta gas MUSS 11.466 11.691 11.922 12.157 12.396 12.640 12.889 13.143 13.402 13.666
Volumen gas MMSCF 1.341 1.328 1.315 1.302 1.289 1.276 1.263 1.250 1.238 1.225
Precio US$/MMBTU 8,06 8,31 8,55 8,81 9,08 9,35 9,63 9,92 10,21 10,52
- Costos Gas, Tratamiento, Mantenimiento MUSS$ 3.502 3.598 3.696 3.798 3.902 4.009 4.119 4.232 4.349 4.468
- Costos Tratamiento MUSS$ 895 913 931 949 968 987 1.007 1.026 1.047 1.067
Costo unitario US$/MMBTU 0,63 0,65 0,67 0,69 0,71 0,73 0,75 0,77 0,80 0,82
- Costo Gas MUSS$ 170 175 180 186 191 197 203 209 215 222
- Costo mantenimiento gasoducto MUSS 161,27 166,11 171,09 176,22 181,51 186,96 192,56 198,34 204,29 210,42
- Costo mantenimiento planta gas MUSS 2.275,32 2.343,58 2.413,89 2.486,30 2.560,89 2.637,72 2.716,85 2.798,36 2.882,31 2.968,78
Flujo de Caja Libre MUS$ 7.964 8.094 8.225 8.359 8.494 8.631 8.770 8.911 9.054 9.198
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Tabla 58. Base de célculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento y GNC (Continuacion)

PLANTA DE GAS NATURAL COMPRIMIDO

CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUS$
2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos totales MUS$ 3.095 3.188 3.284 3.382 3.484 3.588 3.696 3.807 3.921 4.039
Volumen de gas MMSCF 183 183 183 183 183 183 183 183 183 183
Precio (23% de utilidad/costos operacién) USS/MMBTU 16 16,48 16,97 17,48 18,01 18,55 19,10 19,68 20,27 20,88
- Costo Operacidn, transporte y mantenimiento MUS$ 2.231 2.298 2.367 2.438 2.578 2.586 2.664 2.744 2.826 2.989
Costo Area Compresién MUS$ 276 285 293 302 378 320 330 340 350 439
Consumo energia MUSS 216 222,80 229,48 236,36 243,45 250,76 258,28 266,03 274,01 282,23
Mantenimiento menor MUS$ 60 61,74 63,60 65,50 67,47 69,49 71,58 73,72 75,94 78,21
Mantenimiento mayor MUSS 67 78
Costo Area Almacenamiento MUS$ 17 18 18 19 19 20 20 21 22 22
Costo administracidn, operacion y mantenimiento MUSS$ 17 17,67 18,20 18,74 19,31 19,89 20,48 21,10 21,73 22,38
Costo compra de gas MUS$ 1.161 1.196 1.231 1.268 1.306 1.346 1.386 1.428 1.470 1.514
Volumen gas MMpc 183 183 183 183 183 183 183 183 183 183
Precio USS/MMbtu 6,0 6,18 6,37 6,56 6,75 6,96 7,16 7,38 7,60 7,83
Costo Mantenimiento gaseoducto (10% inversion) MUS$ 15 15,45 15,91 16,39 16,88 17,39 17,91 18,45 19,00 19,57
Costo Transporte MUS$ 762 785 808 832 857 883 910 937 965 994
Flujo de Caja Libre uUss$ 864 890 917 945 905 1.002 1.032 1.063 1.095 1.050
Afios 10 20
VNA MUS$ 3.134 5.760
TIR 36% 38%
RETORNO INVERSION Afios 2,77
PLANTA DE GAS NATURAL COMPRIMIDO
CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUSS
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033
Ingresos totales MUS$ 4.160 4.284 4.413 4.545 4.682 4.822 4.967 5.116 5.269 5.427
Volumen de gas MMSCF 183 183 183 183 183 183 183 183 183 183
Precio (23% de utilidad/costos operacidn) USS/MMBTU 21,50 22,15 22,81 23,50 24,20 24,93 25,68 26,45 27,24 28,06
- Costo Operacién, transporte y mantenimiento MUS$ 2.998 3.088 3.181 3.276 3.465 3.476 3.580 3.687 3.798 4.017
Costo Area Compresién MUSS 371 382 394 406 509 430 443 457 470 590
Consumo energia MUSS 290,70 299,42 308,40 317,65 327,18 337,00 347,11 357,52 368,25 379,29
Mantenimiento menor MUSS 80,56 82,98 85,47 88,03 90,67 93,39 96,19 99,08 102,05 105,11
Mantenimiento mayor MUSS 91 105
Costo Area Almacenamiento MUS$ 23 24 24 25 26 27 28 28 29 30
Costo administracion, operacién y mantenimiento MUSS 23,05 23,75 24,46 25,19 25,95 26,73 27,53 28,35 29,20 30,08
Costo compra de gas MUS$ 1.560 1.607 1.655 1.705 1.756 1.808 1.863 1.918 1.976 2.035
Volumen gas MMpc 183 183 183 183 183 183 183 183 183 183
Precio USS/MMbtu 8,06 8,31 8,55 8,81 9,08 9,35 9,63 9,92 10,21 10,52
Costo Mantenimiento gaseoducto (10% inversion) MUS$ 20,16 20,76 21,39 22,03 22,69 23,37 24,07 24,79 25,54 26,30
Costo Transporte MUS$ 1.024 1.054 1.086 1.119 1.152 1.187 1.222 1.259 1.297 1.336
Flujo de Caja Libre USsS$ 1.162 1.197 1.232 1.269 1.217 1.347 1.387 1.429 1.472 1.411
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Tabla 58. Base de calculo para analisis de flujo de caja para planta de tratamiento y GNC (Continuacion)

PLANTA DE TRATAMIENTO DEL GAS MAS PLANTA GAS COMPRIMIDO

CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAJA - MUSS

2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Ingresos totales MUSS$ 4613 7.528 10,901 13.384 13.683 13.988 14.301 14.620 14.948 15.283
- Costos totales MUS$ 4,897 4,864 5.233 5338 5.558 5.647 5.808 5.973 6.144 6.398
Flujo de Caja Libre MUSS -284 2.664 5.668 8.046 8.125 8.341 8.493 8.647 8.804 8.885

Afios 10 20
VNA MUS$ 9.463 29.392
TIR 17% 2%
RETORNO INVERSION Afios 5,02
PLANTA DE TRATAMIENTO DEL GAS MAS PLANTA GAS COMPRIMIDO
CONCEPTO UNIDAD FLUJO DE CAIA - MUS3
2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033

Ingresos totales MUS$ 15.625 15.976 16.335 16.702 17.078 17.463 17.856 18.259 18.672 19.094
- Costos totales MUs$ 6.500 6.686 6.877 7.074 7.367 7.484 7.699 7.919 8.146 8.485
Flujo de Caja Libre MUs$ 9.125 9.290 9.458 9.628 9.711 9.978 10.157 10.340 10.525 10.609
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