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12 ANEXOS



Presentacion

En el &mbito internacional, el gas natural esta jugando un papel cada vez mas
importante en la atencion de la demanda de energia debido a su menor costo en
relacion con otros energéticos y a un menor impacto ambiental, favoreciendo
econdmica y socialmente las naciones que lo consumen.

Asi como los indicadores internacionales muestran al gas natural como la fuente
energética de mayor tasa de crecimiento, a escala nacional durante las dos ultimas
décadas este combustible ha ganado progresivamente participacién, de manera que
en la actualidad constituye cerca de la quinta parte del consumo energético final,
restando una parte significativa del pais donde podria expandirse su cobertura.

Este rol creciente a escala mundial ha sido originado, ademas de su menor precio y
beneficio ambiental, por la posibilidad de ser transado internacionalmente y por
disponerse de grandes reservas de este combustible. Durante las ultimas décadas,
el Gas Natural Licuado (GNL) constituy6 una importante oportunidad de desarrollo, al
vincular grandes paises productores y consumidores geograficamente distanciados.
Asi mismo, la produccion de este recurso a partir de yacimientos no convencionales
ha permitido multiplicar las reservas y limitar el aumento de su precio, asi como el de
otros combustibles.

A escala local se prevé que Colombia participe ain méas activamente del mercado
internacional, no solo con las exportaciones a Venezuela via gasoducto, sino como
importador de este energético proximamente. Paralelamente, también se desarrollan
el marco institucional y las inversiones para su exploracion y explotacion desde
yacimientos no convencionales.

En este contexto se enmarca el futuro del gas natural en el pais: por el lado de la
demanda, una significativa expectativa de crecimiento relacionado al desarrollo
econdmico; y por el lado de la oferta, su internacionalizacion y diversificacion. Asi, los
retos que se deben afrontar en el sector para garantizar un suministro confiable y a
precios competitivos son significativos, requiriéndose la participacién conjunta de los
sectores publico y privado para enfrentar satisfactoriamente tal desafio y desarrollar
un pais competitivo y dindmico.

Este plan, si bien es realizado desde el sector estatal, ha contado con la participacion
activa y propositiva de diversas entidades privadas, por lo que agradecemos sus
importantes aportes y esperamos seguir contando con éstos.

El objetivo de este documento es presentar una prospectiva para la proxima década
de diferentes escenarios alternativos, tanto de oferta como de demanda de gas
natural en el pais. En consecuencia, se establecen los requerimientos de
infraestructura de abastecimiento y transporte para suplir la demanda, asi como un
planteamiento para aumentar la confiabilidad en el suministro de este combustible, lo
cual exige cambios en la normatividad del sector.



De acuerdo al Decreto 2100 del Ministerio de Minas y Energia, el caracter de este
plan es indicativo. Constituye una propuesta a ser discutida en el sector y sobre la
que se debe evolucionar, con la finalidad de asegurar el abastecimiento energético
competitivo y ambientalmente sostenible.

Este documento esté integrado por diez capitulos: El primero aborda los preceptos
normativos y la metodologia con que se elabora el plan; en el capitulo segundo se
aborda el contexto internacional y nacional del mercado del gas natural; el tercer
capitulo contiene un andlisis de la institucionalidad del sector. Lo anterior constituye
una vision de contexto del sector gas natural.

El capitulo cuarto expone la metodologia y resultados de la proyeccion de los precios
del gas natural usados en este plan, considerando los efectos que puede tener su
importacion; en el capitulo cinco se analiza el comportamiento esperado de la oferta,
presentando los escenarios futuros de incorporacion de reservas de gas natural y la
produccion esperada; el sexto capitulo considera la demanda futura de gas natural,
profundizando en los factores que determinan su evolucion a escala regional y
sectorial.

El capitulo séptimo presenta diferentes combinatorias de escenarios de oferta y
demanda de gas natural y consecuentemente establece los requerimientos de
incorporacion de nuevas fuentes de produccién local o de importacion. En el capitulo
ocho se realiza un balance oferta-demanda a escala nodal, proyectado los flujos en
el sistema nacional de transporte de gas natural y determinando las necesidades de
expansion futura de la infraestructura. El capitulo noveno analiza probabilisticamente
la indisponibilidad de los elementos del sistema de oferta y transporte, y propone
alternativas de infraestructura para incrementar la confiabilidad en el abastecimiento.

Finalmente, el capitulo décimo examina la viabilidad financiera de incorporar los
requerimientos de expansion de la infraestructura definidos en el capitulo ocho,
precisando el tipo de infraestructura requerida, asi como la viabilidad de los esquemas
propuestos de confiabilidad del sistema. Al terminar el documento se presentan las
conclusiones y recomendaciones en orden a asegurar el abastecimiento de gas
natural en condiciones competitivas.



1 Contexto Normativo y Metodologia del Plan
1.1 Antecedentes

A lo largo de las ultimas décadas, el sector de gas natural en Colombia ha
experimentado un alto crecimiento de la demanda dentro del marco de mercado
establecido por la Ley 142 de 1994. Se logrd, por medio de una combinacién de
politica energética y de mecanismos de mercado, desarrollar y mantener la
produccion de gas natural, permitiendo el abastecimiento del pais, exportar sus
excedentes, asi como construir los sistemas de transporte y distribucidon que suplen
las necesidades de las principales poblaciones donde actualmente se usa. Vale decir
gue esta fuente representaba en 2014 cerca de 22% del consumo de energia final del
pais, mientras que hacia 1995 participaba con cerca de 7%.

Cuando el dinamismo del sector comenzé a dar claras sefiales de estancamiento, al
igual que ocurria en el sector petrolero, se incorporaron cambios institucionales como
la creacion de la Agencia Nacional de Hidrocarburos en el afio 2004, lo que permitié
reactivar el sector en un ambiente internacionalmente favorable de precios altos. No
obstante, con una creciente demanda y produccion de gas natural, las reservas poco
aumentaron en la ultima década, por lo que el Ministerio de Minas y Energia definié
a través del Decreto 2100 de 2011 nuevos lineamientos de politica en orden a
promover el desarrollo del mercado nacional e internacional de gas natural, tratando
temas como:

I.  Desarrollo de recursos no convencionales.

ii.  Nuevas politicas de comercializacion (mercado secundario, subastas de venta
de corto plazo).

iii.  Gestion de la informacidn operativa y comercial, por medio de un nuevo agente
institucional.

iv.  Exportacion de gas con criterios flexibles: se establece la libertad de precios
para importaciones y exportaciones.

v. La posibilidad de autorizar inversiones en confiabilidad con una metodologia
gue desarrollara la CREG.

vi. Posibilidad de realizar inversiones para asegurar la confiabilidad en la
prestacion del servicio publico de gas natural, por parte de los agentes.

En particular, su articulo 17 establecio la realizacion de un Plan Indicativo de
Abastecimiento de Gas Natural por parte de UPME, con base en unos lineamientos
técnicos que determinaria el propio Ministerio, encaminado fundamentalmente a la
orientacion de las decisiones de los agentes y las acciones del gobierno para
asegurar el abastecimiento pleno y eficiente de gas natural en el mediano y largo
plazo.

Tal norma es compatible con el articulo 16 de la Ley 143 de 1994, que encargo a la
UPME, entre otras funciones, de elaborar planes indicativos con el fin de alcanzar



una asignacion optima de recursos para satisfacer los requerimientos energéticos
internos.

1.2 Metodologia de desarrollo del PIAGN

La propia naturaleza de las actividades asociadas con el desarrollo del sector de
hidrocarburos implica incertidumbre sobre la disponibilidad de estos recursos, la
posibilidad econémica de su exploracion y produccion frente a variaciones en el
precio, asi como la viabilidad social de estos desarrollos, que debe ser convenida con
las comunidades. Lo anterior conlleva que relativamente pocas compafias con gran
capacidad de inversién de largo plazo participen en la produccion de gas natural.

Por otra parte, la demanda nacional de esta fuente estd sujeta, ademas de la
incertidumbre del consumo futuro de los sectores no eléctricos, a los efectos de las
anomalias climéticas que exigen grandes consumos de gas por corto tiempo para el
sector termoeléctrico, lo cual presiona, ademas de la produccién, el transporte de gas
natural y eventualmente puede limitar el abastecimiento de otros sectores.

Otra caracteristica del sistema colombiano hace referencia a que el sistema de
transporte es radial, dado los elevados costos de la infraestructura, de manera que
los nodos de demanda se suplen casi siempre desde una Unica via, lo cual implica
que el riesgo de desabastecimiento es significativo frente a cualquier falla en uno de
los elementos del sistema.

En vista de lo anterior y con el propésito de coadyuvar para asegurar el
abastecimiento energético nacional, resulta conveniente realizar el presente ejercicio
de planificaciéon. Su objetivo general es suministrar informacion de prospectiva del
sector, a fin de orientar la oportuna decision de inversion por parte de los agentes y
las medidas de politica que les corresponde a las autoridades competentes.

1.2.1 Lineamientos metodolégicos

Los lineamientos metodoldgicos con los que se elaboré el documento fueron los
siguientes:

I. Ser integral y flexible, susceptible de ser ajustado segun los cambios
econdémicos, politicos y ambientales tanto del entorno nacional como
internacional.

il. Formular acciones y soluciones que permitan el pleno abastecimiento de gas
natural, dando las sefiales apropiadas para facilitar la toma de decisiones de
inversion.

iii. Satisfacer la demanda de gas natural considerando criterios de uso eficiente
de las fuentes energéticas.

V. Basarse en escenarios que consideren las variables mas influyentes sobre el
consumo de gas natural y sus sustitutos en un horizonte de largo plazo.
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V. Propender por la minimizacion de los costos para lograr la sostenibilidad
econdémica y ambiental del sistema en el largo plazo, con precios competitivos
para los usuarios y maximizacién de la cobertura.

1.2.2 Lineamientos técnicos

I. La oferta de gas natural corresponde a la ultima declaracion de produccion
nacional e importacion por parte de agentes (abril de 2014). Esta es afectada
por las interrupciones causadas por mantenimientos programados y eventos
no programados. Se incluye la importacion de este combustible desde enero
de 2017.

. El periodo considerado para comercializacion de gas de nuevos hallazgos sera
minimo de tres afios desde la fecha de su descubrimiento; en tanto que la
entrada en operacion de proyectos de regasificacion sera minimo de cuatro
afnos, desde su etapa de planificacion.

Iil. La puesta en marcha de nuevos gasoductos sera como minimo de tres afos,
desde su etapa de proyeccién; la entrada en operacidén de nuevas estaciones
de compresién sera de dos afios desde la etapa de planificacién. La capacidad
de los gasoductos troncales correspondera a la capacidad nominal de cada
uno de dichos sistemas y sera afectada por la indisponibilidad histérica de los
mismos.

iv. El horizonte de planeacion es de 10 afios.

La elaboracion del plan implica entonces un andlisis de la perspectiva de
abastecimiento de largo plazo ante diferentes escenarios de oferta nacional y de
recurso importado. Con el tiempo, la dindAmica del sector permitira identificar los
escenarios sobre los cuales serd conveniente profundizar; esto supone una
actualizacion periédica del documento para evaluar la situacion de abastecimiento del
sector.

La metodologia empleada para la elaboracion del Plan Indicativo de Abastecimiento
pretende establecer un marco analitico flexible que pueda ser usado para posteriores
revisiones bajo cualquier escenario de suministro y transporte dentro del mercado de
gas natural.

En este marco, se ha realizado un trabajo conjunto con todos los agentes para
establecer escenarios que evalien el comportamiento de las principales variables que
tienen incidencia en la evolucion del sector e identificar distintas alternativas atractivas
para quienes toman decisiones de inversion, en cualquiera de los casos respondiendo
a los objetivos desde la perspectiva del Estado. La Grafica 1-1 presenta de manera
esquematica la metodologia seguida en el analisis.

Para efectos de este estudio se define abastecimiento como la capacidad del sistema
(con la infraestructura operando normalmente) de proveer respaldo fisico de corto y
largo plazo de produccion y transporte para la demanda total. Confiabilidad es el
complemento de la probabilidad de ocurrencia de interrupciones en el abastecimiento
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de la demanda, en razén a eventos del sistema de transporte o los campos de
produccion de gas natural.

Grafica 1-1 Esquema metodologico del PIAGN

Marco Institucional y Regulatorio

Contexto Nacional e Internacional del Mercado de Gas Natural
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2 Contexto Internacional del Mercado de Gas Natural
2.1 Coyuntura actual

El contexto internacional del sector energético siempre se ha caracterizado por su
dinamismo. Condicionado y subordinando a las transformaciones de la geopolitica,
las fluctuaciones econdmicas y la evolucidon tecnolédgica, la industria de los
hidrocarburos ha sido protagonista en la historia moderna del progreso de la
sociedad. En la actualidad como en el pasado, la situacion politica en el Medio Oriente
es agitada, a lo cual se suma la incertidumbre sobre la evolucion del régimen
administrativo de Venezuela y el desenlace del conflicto entre Rusia y Ucrania, todas
estas naciones grandes exportadores de hidrocarburos que pueden afectar en el
mediano plazo el mercado global.

Las proyecciones sobre la creciente oferta de hidrocarburos en Norteamérica y las
expectativas de una demanda menor (a la esperada hace algunos afios) para China
e India, han exigido que los mercados de hidrocarburos se ajusten via precios. Lo
anterior, junto con la competencia entre las naciones exportadoras por mantener su
participacion en el mercado, habria presionado en los Ultimos meses a la baja los
precios del petroleo (ver grafica 2-1), con serias consecuencias macroeconomicas
para muchas naciones en desarrollo como Colombia.

Gréfica 2-1 Comparacion de proyecciones de corto plazo de precios de
petréleo
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Existe cierto consenso entre los analistas de que la recuperacion de los precios del
petréleo podria tomar algunos afios, y que en largo plazo, el precio convergeria al
costo medio de produccién de los yacimientos no convencionales que estarian en el
margen de la produccion internacional (70 - 90 USD barril, WTI). Por ello, se supone
que la nueva proyeccion de precios del crudo proxima a publicarse por la Energy
Information Administration (EIA) sea significativamente inferior a la del afio 2014.

2.2 Prospectiva econdmica mundial

EIA estima que la economia mundial crezca a una tasa promedio anual de 3,5%
durante las préximas tres décadas, de manera que hacia el afio 2035 la produccién
sea el doble respecto a su magnitud actual. Asi, las naciones ahora en via de
desarrollo, creciendo a tasas mayores, lograrian duplicar el PIB de aquellas ahora
desarrolladas, hacia mediados del presente siglo (ver Tabla 2-1 y Grafica 2-2).

Tabla 2-1 Evolucién econdmica regional.

PIB [Billones US$ 2005] Participacion de las Regiones | Crecimiento de las Regiones

2010 2020 230 2040 2010 2020 2030 2040 201020 2020-30 2030-40

QECD 36,609 45711 56358 68357 519% 448% 383% 341%  22%  21%  L9%
Americas 15929 20,709 26,153 328%  226% 203% 178% 164%  27%  24% @ 23%
Europa 14618 17681 20,775 26304  20.7% 17.3% 148% 131%  19% 2%  19%
Asia Oceania 6,062 7320 8431 9216 86% T2% 57%  46% 1%  14%  0.9%
No-OECD ' 33,889 ‘ 56,432 ' 90,672 '132,123 481% 552% 617% 659% 52%  49%  38%
Europa y Eurasia 4502 6257 8451 10,689 64% 61% 5% 53% 3% 31%  24%
Asia 18206 336% 57,688 85314  258% 33.0% 302% 426% 63%  55%  40%
Africa 393 6188 9977 16,148 56%  61% 68% 81%  46% 4% 49%
Latinoamérica 4921 6,794 9394 12,759 70% 67% 64% 64% 33%  33% 31%
Medio Qriente 2292 3498 5162 7,213 3%  34%  35%  36% 4%  40%  34%

70,498 102,142 147,030 200,479  100.0% 100.0% 100.0%  100.0%
Fuente: EIA; Calculos: UPME.

Se espera que China en 2015 sobrepase a los Estados Unidos como la mayor
economia del mundo (en términos de poder de paridad de compra) y que en las
préximas décadas siga aumentando su ventaja frente a la economia norteamericana.
La India se haria la tercera economia mundial hacia el afio 2030 y la segunda en el
2050, sobrepasando a los Estados Unidos.

Las economias emergentes como Brasil, Rusia, México e Indonesia podrian
sobrepasar a naciones como el Reino Unido, Alemania y Francia a mediados del
presente siglo. Colombia, si bien mantendria una significativa tasa de crecimiento en
relacion con sus vecinos latinoamericanos, casi mantendria su lugar a escala mundial
como namero 30 (ver Tabla 2-2).
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Tabla 2-2 Evolucion de las

principales economias del mundo.

2014 2030 2050

Posicion Pais GDP* Pais GDP* Pais
1{China 17,632|China 36,112|China 61,079
2|United States 17,416|United States 25,451 India 42,205
___ _3india _ _ __ _ _7.277)india _ _ _ _ | 17,138|United States _ | 41,384
4| Japan 4,788|Japan 6,006(Indonesia 12,210
S|Germany 3,621[Indonesia 5,486|Brazil 9,164
6|Russia 3,559|Brazil 4,996|Mexico 8,014
/|Brazil 3,073|Russia 4,854|Japan 7,914
___ _8France _ _ _ |_2587/Germany _ _ | 4590|Russia _ _ _ | 7575
_____ Oindonesia _ _ | 2554|Mexico_ _ _ | 3985|Nigeria _ _ _ | 7,345
10{united Kingdom | 2,435|United Kingdom | 3,586|Germany 6,338
| ___Mexico _ _ _| 2143|France_ _ _ _| 3,418|United Kingdom | _ 5,744]
12| 1taly 2,066|Saudi Arabia 3,212|Saudi Arabia 5,488
13|South Korea 1,790|South Korea 2,818|France 5,207
14{saudi Arabia 1,652(Turkey 2,714|Turkey 5,102
15|canada 1,579 Italy 2,591 |Pakistan 4,253
16{Spain 1,534|Nigeria 2,566|Eqypt 4,239
___ MfTurkey _ _ _ _|_1512|Canada _ _ _ | _2.219|SouthKorea _ | 4,142
18|Iran 1,284|Spain 2,175|ltaly 3,617
19|Australia 1,100{Iran 1,914[Canada 3,583
| _ _ _20|Nigeria _ _ _ | 1,058|Eqypt _ _ _ _| 1,854|Philippines_ _ _| _3516|
21| Thailand 990|Thailand 1,847|Thailand 3,510
22|Egypt 945|Pakistan 1,832|Vietnam 3,430
| _ _ _23Poland_ _ _ _ | _ 94ljAustralia _ _ _| 1,707/Bangladesh _ _|_ 3,367]
24| Argentina 927|Malaysia 1,554|Malaysia 3,327
| __lpakistan _ _ _ | _ 884lpoland _ _ _ | 1515|kan _ _ _ _ _ _ 3,224
_ _ _ %|Netherlands _ | _ _798|Philippines_ _ | 1,508|Spain _ _ _ _ | 3,099
27| Malaysia 747|Argentina 1,362|South Africa 3,026
_ _ _ _B|philippines_ _ _|_ _695|Vietnam _ _ _ | _1,313|Australia_ _ _ | 2,903
29|South Africa 683|Bangladesh 1,291|Colombia 2,785
30|Colombia 642|Colombia 1,255|Argentina 2,455
_ _ _ Sl|Bangladesh _ _|_ _536|South Africa _ | _1,249|Poland _ _ _ | 2422
32|Vietnam 509 [Netherlands 1,066 |Netherlands 1,581

* Billones US$ 2014, considerando poder de paridad de compra.
Fuente: www.pwc.co.uk/economics

15


http://www.pwc.co.uk/economics

Gréafica 2-2 Proyeccion de crecimiento del PIB en el mundo.
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A nivel agregado, se prevé que las siete grandes economias emergentes —E7 (China,
India, Brasil, Rusia, Indonesia, México y Turquia) sobrepasen a las siete grandes y
tradicionales economias del mundo G7 (Estados Unidos, Japén, Alemania, Reino
Unido, Francia, Italia y Canada) hacia el afio 2017, lo anterior favorecido por la
recuperacion desde la crisis de finales de la década pasada. La diferencia entre
ambos grupos continuara, de manera que hacia el afio 2040 los E7 contarian con un
producto casi 65% mayor a los G7 (en términos de poder de paridad de compra).

No obstante, en valores per cépita los E7 mantendrian un importante rezago respecto
a los G7, aunque menor a la actual (por ejemplo, el PIB per cépita de China respecto
al de los Estados Unidos aumentaria de 23% a 42% entre 2014 y 2050). En general,
se tiene que el orden actual de los cinco primeros paises mantendria esta variable,
aunque en lugares posteriores seria notable el ascenso de Rusia, Turquia, México,
Brasil y China.

2.3 Prospectiva energética global

En el escenario base (Current Policies) de la Agencia Internacional de Energia, estima
gue hacia el afio 2040 el consumo energético mundial sea un 40% superior al actual,
con un promedio de crecimiento anual de 1,5%, menos de la mitad del crecimiento
previsto para la economia. Esto indicaria una economia cada vez menos energo-
intensiva, dinamizada por los sectores de servicios y la industria ligera, a lo cual
también contribuyen politicas de racionalizacién del consumo energético en un
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ambiente de precios con tendencia creciente, a pesar de la coyuntura actual (ver
Tabla 2-3).

Tabla 2-3 Proyecciéon del consumo energético mundial segun fuentes.

Demanda de Energia (Mtoe) Participacion de las fuentes Crecimiento de la demanda

1990 2012 2020 2030 2040 1990 2012 2020 2030 2040  1990-12 201220 2020-30 2030-40

Carbdn 2231 3879 4457 5191 5860 254% 29.0% 29.1% 292% 29.2% 2.5% 1.8% 1.5% 1.2%
Petréleo 3232 4194 4584 5028 5337 368% 314% 299% 283% 26.6% 1.2% 1.1% 0.9% 0.6%
Gas Natural 1668 2844 3215 3921 4742  19.0% 213% 21.0% 221% 23.7% 2.5% 1.5% 2.0% 1.9%
Nuclear 526 642 838 957 1,005 60% 48% 55%  54%  50% 0.9% 3.4% 1.3% 0.5%
Hidroenergia 184 316 383 448 504 21%  24%  25%  25% @ 2.5% 2.5% 2.5% 1.6% 1.2%
Biomasa 905 1344 1551 1761 1933 103% 101% 101%  99%  9.6% 1.8% 1.8% 1.3% 0.9%

Otras renovables 36 142 289 462 658 04% 11% 19% 26%  3.3% 6.4% 9.3% 4.8% 3.6%

13361 15317 17,768 20,039 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0%
Fuente: World Energy Outlook 2014 — |IEA, Calculos UPME

A escala regional, se prevé que los paises desarrollados agrupados en la OECD
apenas incrementen su consumo a una tasa de 0,4% promedio anual en los préximos
25 afos, mientras que aquellos en desarrollo lo hagan a una tasa de 2%, con la
consecuente pérdida de participacion de los primeros (ver Tabla 2-4).

Tabla 2-4 Proyeccién del consumo energético mundial segun regiones.

Demanda de Energia Primaria (Mtoe) Participacion de las fuentes Crecimiento de la demanda

1990 2012 2020 2030 2040 1990 2012 2020 2030 2040 1990-201z 2012-20 2020-30 2030-40

OECD 4628 5392 5676 589 6094 527% 404% 37.1% 331% 304% 07% 0.6% 04% 0.3%
Americas 2313 2688 2911 3064 3225 263% 201% 190% 172% 161% 0.7% 10% 05% 0.5%
Europa 1669 1817 1837 181 1907 190% 136% 12.0% 105% 95% 04% 01% 02% 02%
Asia Oceania 646 887 921 954 %2 74% 6.6% 61% 54% 48% 15% 06% 03% 0.1%
No-OECD 4154 7969 9641 11878 13945 47.3% 596% 62%% 66.9% 69.6% 30% 24% 21% 16%
Europay Eurasia 1574 1210 1227 1255 1387 179% 91% 80% 71% 69% -12% 02% 02% 1.0%
Asia 1625 4673 5900 7457 8720 185% 350% 385% 420% 435% 4% 30% 24% 16%
Africa 401 759 943 1185 1459  46% 5% 62% 6% 73% 2% 27% 23% 21%
Latinoamérica 339 627 739 920 1082 3% 47% 48% 52% 54% 28% 21% 22% 16%
Medio Oriente 216 699 832 1062 1297 25% 52% 54% 60% 65% 55% 22% 25% 2.0%

13361 15317 17,768 20,039 100.0% 100.0% 100.0% 100.0% 100.0%
Fuente: World Energy Outlook 2014 —IEA, Calculos: UPME

Por otra parte, en las siguientes décadas se presentaria una reduccion de la
participacion del consumo de petréleo y un incremento marginal de la participacion
del gas natural, mientras la del carbon se mantendria igual; en el agregado las fuentes
fésiles reducirian su parte aporte de 81,7% a 79,5% hacia el afio 2040. Para esa
época, el consumo energético mundial se sostendria casi equitativamente entre
carbon, gas natural, petroleo y fuentes renovables (nuclear, hidroenergia, biomasas,
etc.).
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No obstante, seguir dependiendo masivamente de fuentes fosiles llevaria al planeta
por la senda de un incremento de temperatura de 3,6°C, muy por encima de la meta
internacional de 2°C, con consecuencias funestas sobre los regimenes climaticos y
en general, sobre la vida de la poblacion futura. El llamado general sigue siendo a
que los hacedores de politica de todas las naciones adelanten conjuntamente
reformas y regulacién para promover el uso de las fuentes menos contaminantes y a
racionalizar el consumo de una poblacién creciente y cada vez con mayor nivel de
ingresos.

Si bien la prospectiva general para el petréleo sefiala un mercado bien abastecido,
en el futuro se prevé desafios para adelantar las inversiones en el Medio Oriente en
un ambiente de inestabilidad politica, asi como para suplir los grandes capitales
requeridos para extraer los hidrocarburos brasilefios en aguas profundas.

Igualmente, las cuestiones técnicas aun no resueltas para la produccién en las arenas
bituminosas canadienses y los riesgos ambientales no completamente conjurados
para la extraccion de hidrocarburos no convencionales, son temas que generan
incertidumbre sobre los posibles niveles de oferta y el precio del petréleo en las
préximas décadas?.

Entre los combustibles fésiles, el gas natural es aquel con la mayor tasa de
crecimiento, gracias a factores como ser menos adverso ambientalmente y por su
mayor disponibilidad en un creciente mercado internacional de gas natural licuado a
precios menores, gracias a las nuevas reservas encontradas en los Estados Unidos.
Sin embargo, al igual que el petrdleo, la evolucion de la produccion dependera de un
precio que lo viabilice, asi como de una regulacion que permita el desarrollo de los
nuevos recursos ahora considerados no convencionales.

2.4 Prospectiva global del gas natural
2.4.1 Reservasy produccion

Una mirada a la evolucion histérica de las reservas probadas de gas natural mundial,
sefala que durante el periodo comprendido entre 1980y 2013, las reservas probadas
crecieron a una tasa de 2,8% promedio afio, pasando de 2.527 TPC? a 6.557 TPC.
No obstante, si bien tales reservas han aumentado, lo han hecho a una tasa cada vez
menor (ver Gréfica 2-3).

Al finalizar el afio 2013, las reservas probadas de gas natural en el mundo se
concentraban en el Medio Oriente con un 43.2% del total mundial, seguido por Europa
Oriental con 30.5%. Consecuentemente, los paises con mayores reservas del mundo
son en la actualidad Iran con 18.2% y la Federacion Rusa con 16.8% (ver Grafica
2-4).

L ver: world Energy Outlook 2014 —IEA.
2TPC = Tera Pies Cubicos

18



Gréfica 2-3 Evolucién de reservas probadas mundiales de gas natural 2013
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Fuente: BP Statistical Review of World Energy 2014. Célculos UPME.

Gréfica 2-4 Distribucion de reservas probadas mundiales de gas natural 2013
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Durante 2013, la produccion mundial de gas natural llegdé a 326 GPCD3
representando un aumento promedio de 2,6% anual en lo corrido del siglo. La region
de Europay Eurasia aport6 cerca de 30,7% del total mundial seguida de Norteamérica
con 26,7%. Las zonas geograficas de Medio Oriente, Africa y Asia Pacifico de manera
conjunta representaron el 37,4% en tanto que Centro y Sudamérica fueron
responsables por tan solo el 5,2% (ver Grafica 2-5).

Gréfica 2-5 Evolucion de la produccion mundial de gas natural
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En el aflo 2013, la mayor produccién se realiz6 por parte de Estados Unidos y la
Federacion Rusa con 66,5 GPCD y 58,5 GPCD, respectivamente. En América Latina
y el Caribe los mayores productores fueron Trinidad y Tobago, Argentinay Venezuela
con 4,1 GPCD, 3,4 GPCD y 2,8 GPCD, respectivamente (ver Grafica 2-6).

Consecuentemente, la relacion reservas probadas/produccion de gas natural se ha
mantenido casi igual durante los Gltimos treinta afios con un valor un tanto superior a
los cincuenta afios. En el aflo 2013 este valor alcanzaba una magnitud de 55 afos,
siendo notable que en Medio Oriente este valor es superior a los 140 afios, mientras
gue en Norteamérica es de solo 13 afios (ver Gréfica 2-7).

3 Giga pie cubico dia
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Gréfica 2-6 Distribucidon de produccién mundial de gas natural 2013 [TPC].

) " Estados Unidos, 67
REStO‘ASIa Pacifico, 22

Indonesia, 7

China, 11 Mal?sia, 7

Resto Africa, 7
Egipto, 5

Argelia, 8

Resto Norte América, 20

Resto Medio Oriente, 14 /
Arabia Saudi, 10 ,/

Qatar, 15 ,/

Irén, 16 _

_Argentina, 3
— Colombia, 1
\ Trinidad & Tobago, 4
Venezuela, 3
Resto Latino América, 6

Noruega, 11

Resto Europa & Eurasia, 31 [
Federacion Rusa, 59

Fuente: BP Statistical Review of World Energy 2014. Calculos: UPME.

Gréfica 2-7 Evolucion mundial de la relacion reservas/produccion de gas
natural.
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2.4.2 Consumo de gas natural

Durante 2013, el consumo mundial de gas natural lleg6é a 324 GPCD representando
un aumento promedio de 2,6% anual en el siglo XXI. La region de Europa y Eurasia
aportaron cerca de 31,8% del total seguida de Norteamérica con 27,6%. Las regiones
de Medio Oriente, Africa y Asia Pacifico de manera conjunta representaron el 35,6%
en tanto que Centro y Sudamérica fueron responsables por tan solo el 5% (ver Gréfica
2-8).
Gréfica 2-8 Evolucién del consumo de gas natural en el mundo.
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Durante el mismo afio, el mayor consumo lo hizo Estados Unidos y la Federacion
Rusa con 71,3 GPCD y 40,0 GPCD, respectivamente. En América Latina y el Caribe
los mayores consumidores fueron Argentina y Brasil con 4.6 GPCD y 3.6 GPCD,
correspondientemente (ver Grafica 2-9).

La region asiatica con Japon, China e India totalizaron un consumo de 32 GPCD,
disminuyendo con respecto a afios anteriores especialmente Japon. Sin embargo, es
un mercado robusto ain con la modulacion de la tasa de crecimiento de las
economias de la zona, particularmente de China. El consumo europeo, se ha
mostrado menos pujante por dos razones principales: el poco dinamismo de las
economias y la competencia del carbon procedente de Estados Unidos en generacion
eléctrica. Esto ultimo se ha visto favorecido por una menor presion para el descenso
de los gases de efecto invernadero
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Grafica 2-9 Distribuciéon del consumo mundial de gas natural afio 2013 [TPC].

i India, 5 Resto Asia Pacifico, Estados Unidos, 71
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Fuente: BP Statistical Review of World Energy 2014. Calculos UPME.

2.4.3 Balance oferta - demanda

El balance de gas natural para cada una de las regiones del mundo se defini6 como
la diferencia entre la produccion y el consumo para cada una de éstas en el afio de
referencia. Con éstos resultados se pueden determinar los déficits y excedentes
segun sea el caso, los cuales son compensados gracias al comercio internacional de
este combustible a través de gasoductos o via maritima de gas natural licuado.

La Gréfica 2-10 presenta una proyeccion para diferentes regiones econdmicas de tal
balance: en Norteamérica se reconoce un equilibrio fragil de corto plazo, pero con
grandes perspectivas de superavit futuro, con lo cual esta region podra convertirse en
un exportador natural.

En Medio Oriente, Africa y Centro y Sudamérica, presentan similitudes, pues en los
tres casos la demanda de gas natural se ha abastecido con producto local, pese al
aumento progresivo del consumo local. Por lo anterior, cuentan con excedentes
crecientes que permitirian suplir las necesidades de otras zonas geograficas.

En el continente asiatico se identifica un creciente desequilibrio, explicado por los
mayores consumos de gas natural con destino al sector termoeléctrico en Japény la
demanda de grandes naciones emergentes como China e India. Los paises
desarrollados de Europa mantienen un creciente déficit suplido principalmente por los
excedentes de las naciones de Eurasia y del norte de Africa.
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Gréfica 2-10 Proyeccion del balance regional oferta — demanda de gas natural.
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Fuente: World Energy Outlook 2014 -EIA. Calculos UPME.

Gréfica 2-11 Flujos de gas natural en el afio 2013 [billones de metros cubicos?].
Natural gas major trade movements 2013

Trade flows worldwide (billicn cubic metres)
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Source: Includes data from Cedigaz, CISStat, BP Statistical Review of Weorld Energy 2014
FGE MEMAgas service, IHS CERA, PIRA Energy Group. @ 2014 BP p.l.c.

Fuente: BP Statistical Review of World Energy, 2014.

“ Un billén de metros cubicos corresponde aproximadamente a 35.3 GPC (giga pies clbicos)
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Como ya se menciond, los excedentes de gas natural se comercializan actualmente
entre distintos paises y regiones (ver Grafica 2-11). Durante el afio 2013, se
comercializaron cerca de 36.579 GPC (100 GPCD, 1036 billones de m®) de gas
natural, siendo el 69% movilizado via gasoducto y el restante 31% a través de los
llamados buques metaneros.

Es notable la dependencia en Europa de las importaciones de Africa, Eurasia y el
Medio Oriente. El continente americano casi que se abastece a si mismo, con
expectativas de disponer en un futuro de importantes excedentes (ver tablas 2-5 y

2-6).
Tabla 2-5 Comercio internacional de gas natural licuado, afio 2013.
Comercio de GNL, afio 2013 [Bilones de metros cibicos] Desde
c 0
5 , 2 % 3
: 2 3 E F 4 s g £
o |5 5 2|83 B8 8 8 P[f s e il oyl
Hasta Sl ¢ s|5 o e § % E[85 2 3 & §|; 3 5 §|°E
o g 2 & §/0 0 ¢ >|g < W ¢ z[3 o v & =
2 £ @ > ; < £ 2] 3
£ o g g i -
}— 4 S
us - 20 0.2 02 03 0.1 2.1
Canada 00 02 - - - 08 - - - 11
Mexico 0.1 04 25| 04 04 16 05 16 0.4 78
North America 01] - 26 25| 05 04 2.6 08 - 16 04 116
Argentina 00 36 01 16 09 - - 02 05 6.9
Brazl 25 03 10 03 - 01 01 01 09 51
Chile 35 02 04 - 41
Other S. & Cent. America - 34 - - - - - - - 0.1 34
S. & Cent. America 00 130 03 26 13 041 01 01 02 15 196
Belgium - - 00 - 32 - - - 32
France 03 01 18 01| 53 12 8.7
Italy - - - 03 - 52 00 - - 55
Spain 20 15] 11 03 02 35 - 32 0.0 31 149
Turkey - 02 01 04 01| 38 0.2 13 6.1
United Kingdom 01 01 - 8.6 04 01 - 93
Other Europe & Eurasia 01 - 06 02 - 08 - 0.7 0.1 13 37
Europe & Eurasia 22 15] 23 10 02 234 02| 135 04 69| - 515
Middle East 0.3 0.2 33 - 01 - 02 - 03 01 - - 45
China 0.1 - 0.1 9.2 151 01 01 06 05 05| 48 - 33 36| 245
India - - 01 01 - - 153 - 07 01 - 04 - 09| - 01 - - 178
Japan 04 10| 04 02 116f 55 218 74 07| 06 02 08 30 52| 244 69 85 203| 1190
South Korea 07 07 01 03 25 59 183 491 02 01 08 02 38| 08 16 77 59| 542
Taiwan 0.1 01 01 85 0.1 02 04 09| 01 02 26 40 172
Thailand - - 0.1 14 01| - 00 01 03 - 2.0
Other Asia Pacific 03 - 01 - - 03 - 02 03 - 01 08 05| - 08 - - 34
Asia Pacific 16 17| 07 08 142|114 750 74 82| 13 03 30 51 121] 301 95 221 338| 2381
Total LNGexports 01| 00 198 56| 38 51 142|115 1056 74 96| 149 04 37 51 224| 302 95 224 338 3253

Fuente: BP Statistical Review of World Energy 2014, Célculos: UPME.
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. Comercio de gas natural por ductos, afio 2013 [sillones de metros ctibicos] Desde
< : :
@ ) S 5
o o 2 5 5| s c £ £5§ = . £
N el & < & 3 -2 = 55 E | & 5 @ =
o S s Po| 3 2 > m £ ] 2 oo © < @ e <o £
o = = T o < 2 o T < w @ g 2 IS o o @ g S T £ =
Nm ” 5 3 =5 Sel F 5 j= £ 8 23 T <£3| g = > 2z = & g =£3| £
] Hasta =) (6] = m O < = P =) o & oo = [l = (o4 < = O = = O a I=
us - 78.9 0.0 - - - - - - - - - - - - - - - - - - 78.9
S Canada 25.8 - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 25.8
o
+ Mexico 18.6 - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 18.6
m North America 444 789 0.0 - - - - - - - - - - - - - - - - - - 123.3
S Argentina - - - 52 - - - - - - - - - - - - - - - - - 5.2
Brazil - - - 107 0.1 - - - - - - - - - - - - - - - - 10.8
@)
) Other S. & Cent. Americas - - - - 2.7 - - - - - - - - - - - - - - - - 2.7
(T S.& Cent. America - - - 159 27 - - - - - - - - - - - - - - - - 18.6
D) Austria - - - - - - 12 - 05| - 5.1 - - - - - - - - - - 6.8
(O Belgium - - - - - 54 9.4 25 - - 12.3 - - - - - - - - - - 29.6
,W Czech Republic - - - - - - 3.8 - - - 7.2 - - - - - - - - - - 11.0
— Fnland - - - - - - - - - - 35 - - - - - - - - - - 35
@ France - - - - - 6.5 15.5 - 0.4 - 8.1 - - - - - - - - - - 30.5
w Germany - - - - - 22.4 335 - - - 39.8 - - - - - - - - - - 95.8
+ Greece - - - - - - - - 0.6 - 24 - - - - - - - - - - 3.0
m Hungary - - - - - - - - - - 59 - - - - - - - - - - 5.9
Ireland - - - - - - - 4.9 - - - - - - - - - - - - - 4.9
% Italy - - - - - 8.6 1.1 - 0.3 - 249 - - - - 11.4 52 - - - - 51.6
o Netherlands - - - - - - 4.8 1.6 13.0 - 2.1 - - - - - - - - - - 215
Poland - - - - - - - - 1.8 - 9.6 - - - - - - - - - - 11.4
% Slovakia - - - - - - - - - - 53 - - - - - - - - - - 53
Spain - - - - - - 2.7 - 1.3 - - - - - - 11.4 - - - - - 15.3
"G Turkey - - - - - - - - - - 26.2 - 33 87 - - - - - - - 38.2
C United Kingdom - - - - - 9.5 29.1 - 3.3 - - - - - - - - - - - - 41.9
O Other Europe - - - - - 0.8 1.2 0.0 6.8 - 10.0 - - - - 2.0 - - - - - 20.7
'O Europe - - - - - 53.2 1024 89 281 - 162.4 - 3.3 87 - 24.8 52 - - - - 397.1
(C Belarus - - - - - - - - - - 18.1 - - - - - - - - - - 18.1
C Russian Federation - - - - - - - - - 115 - 9.9 6.4 - - - - - - - - 27.8
O Ukraine - - - - - - - - 18| - 251 - - - - - - - - - - 26.9
+= Other Former Soviet Union - - - - - - - - - 0.2 5.6 1.1 3.8 0.7 - - - - - - - 114
m Former Soviet Union - - - - - - - - 18| 11.7 48.9 11.0 10.1 0.7 - - - - - - - 84.2
o Iran - - - - - - - - - - - 4.7 04 - - - - - - - - 5.0
-=— United Arab Emirates - - - - - - - - - - - - - - . - - - - - - .
United Arab Emi 17.8 17.8
© other Middle East - - - - - - - - - - - - - - 21| - - 02| - - - 22
@ Middle East - - - - - - - - - - - 4.7 0.4 - 19.9 - - 0.2 - - - 25.1
& South Africa - - - - - - - - - - - - - - - - - 29| - - - 29
O _Other Africa - - - - - - - - - - - - - - - 3.2 - 0.3 - - - 3.5
Q) Africa - - - - - - - - - - - - - - - 3.2 - 3.2 - - - 6.4
Australia - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 6.8 6.8
© china - - - - - - - - - 01 - 244 29| - - - - - - - - 27.4
O\l China Hong Kong SAR - - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 2.8 2.8
I Malaysia - - - - - - - - - - - - - - - - - - 1.2 - - 1.2
— Singapore - - - - - - - - - - - - - - - - - - 7.6 - 1.6 9.2
.% Thailand - - - - - - - - - - - - - - - - - - - 85 - 85
— [Asia Pacific [ - - - - - - - - - 0.1 - 244 29[ - - - - - 89 85 11.1 55.9
_%05_ exports _ 44.4 78.9 0.0 [ 159 2.7 53.2 1024 8.9 29.9 11.8 2113 40.1  16.7 94 199 28.0 5.2 3.4 8.9 8.5 11.1 710.6

Fuente: BP Statistical Review of World Energy 2014, Célculos: UPME.
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2.5 Mercado del Gas Natural Licuado

Se conoce como gas natural licuado (GNL) al energético que se ha sometido a un

proceso de licuefaccidén a temperaturas cercanas a los -162°C, lo cual hace que éste
reduzca su volumen y pueda ser transportado en estado liquido de modo que sea
econdmicamente viable. El transporte de este combustible se suele realizar en barcos
metaneros, en trenes 0 en camiones con vagones especializados para tal fin. Para su
consumo por parte de los usuarios finales, se utiliza el proceso de regasificacion, que
permite volver del estado liquido a su estado original.

La cadena del servicio del gas natural licuado tiene tres etapas principales que
permiten comercializarlo:

o Licuefaccion
. Transporte
o Regasificacion

En cada una de estas etapas se encuentran unos subprocesos y, una vez surtidas
dichas actividades, se comercializa en las condiciones técnicas y comerciales de cada
pais.

2.5.1 Actividad de Licuefaccion

Esta actividad consiste en alimentar una planta con gas natural, donde se somete al
proceso de purificacion (remocion de agua, gas carbonico, sulfuros y metales
pesados) para mantenerlo en una condiciéon tal que evite el congelamiento de
impurezas y mantenga caracteristicas seguras durante el enfriamiento y
condensacion.

Después de esta etapa, se moviliza el gas al circuito de refrigeracién donde se elimina
el calor sensible y latente, de forma que se transforma de estado gaseoso a alta
presion a estado liquido, siendo esto posible a una temperatura de -162°C,
alcanzando una densidad relativa de 0.45.

De esta manera, el gas reduce su volumen entre 580 y 600 veces (lo que significa
ocupar un espacio de 0,0017 del espacio requerido por una cantidad similar de gas a
temperatura ambiente y presion atmosférica). Este estado permite su
almacenamiento en recipientes o tanques térmicamente aislados, de tal manera que
se minimice la entrada de calor desde el ambiente.

A finales del afio 2013 se disponia de cerca de 86 trenes de licuefaccion en el mundo,

en 17 paises exportadores de GNL. La capacidad agregada de licuefaccion es de
290 millones de toneladas por afio, lo cual equivale a procesar 36.2 GPCD de gas
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natural. La capacidad de almacenamiento de tales plantas es de cerca de 10.5
millones de m® de GNL5.

Tabla 2-7 Capacidad internacional de licuefaccidén de gas natural, afio 2013.

Capacidad de Licuefaccion Capacidad de Almacenamiento
Pais
I el el el

Argelia 19.4 2,419 908 18.6 7.7
Angola | ____ 52| _ _ _ 648 __ _ _ 30| ____ 66| _ _ _101
Egipto 12.2 1,521 580 11.9 7.8
Cuencadel |Guinea Ecuatorial 3.7 461 272 5.6 12.1
Atldnticolipig | 32| 39| %| 200 4.9 |
Nigeria 21.8 2,718 421 8.6 3.2
Noruega 4.3 536 250 5.1 9.5
Trinidad y Tobago 15.5 1,933 1,048 215 11.1
Emiratos Arabes Unidos 5.8 723 240 4.9 6.8
Medio Oriente Oman 10.7 1,334 240 4.9 3.7
Qatar | 770 9601 | 2z 2340 | 479 5.0
Yemen 6.7 835 280 5.7 6.9
Australia 24.1 3,005 753 15.4 5.1
Brunei | 71| 85| 195 40| 4.5
Estados Unidos 1.4 175 108 2.2 12.7

Cuenca del n
pacifico Indonesia 34.1 4,252 1,606 32.9 7.7
Malasia | 242 3017 30 ¢ 8o 2.6 |
Peru 4.5 561 260 5.3 9.5
Rusia 9.6 1,197 200 4.1 3.4
Total 290.5 36,222 10,507 215.2 5.9

Fuente: Grupo Internacional de Importadores de GNL

2.5.2 Actividad de Transporte

, GIIGNL. Célculos: UPME.

La actividad de transporte consiste en llevar el GNL a su destinatario final o
consumidor, y para ello se utilizan diversos sistemas de almacenamiento que pueden
ser de disefio esférico, de membrana o estructural prismatico. El medio mas utilizado
es el barco, dado que el principio de esta tecnologia es llevar gas de sitios donde no
era posible conectarse a través de gasoductos por las distancias a recorrer, lo cual
no era econdmicamente viable. Al igual que en el almacenamiento, los barcos
metaneros estan disefiados con un doble recubrimiento que permite disminuir las
pérdidas por contacto con el medio ambiente.

Actualmente, existen en el mundo cerca de 393 buques en servicio para transporte
de GNL con una capacidad que varia entre los 3.556 m3 a 267.335 m3. También se
puede transportar en camiones o en trenes; estos medios se han utilizado en casos
donde las instalaciones de licuefaccion y regasificacién se encuentran muy cerca. Tal
es el caso de paises como Estados Unidos, Japén, Corea, Reino Unido, Noruega,
Alemania y Australia entre otros.

® Tomado de: Grupo Internacional de Importadores de GNL, GIIGNL (ver Anexo 1).
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2.5.3 Actividad de regasificacion

En este proceso se lleva el gas natural nuevamente a su estado gaseoso,
devolviéndole el calor removido en la etapa de licuefaccion, para lo cual se utilizan
vaporizadores. Actualmente existen alrededor de 104 plantas de regasificacion en el

mundo (ver anexo 1), distribuidas en 29 paises receptores. En Latinoamérica hay
plantas en Chile, Argentina, México, Republica Dominicana, Puerto Rico y Brasil. La

capacidad agregada de todas las instalaciones es 986 billones de metros cubicos de
gas natural (95,4 GPCD) y una capacidad de almacenamiento de 51 miles de metros

cubicos de GNL (

1.044 GPC).

Tabla 2-8 Capacidad internacional de regasificacion de gas natural, aiio 2013.

Capacidad de Almacenamiento

Capacidad de Regasificacion

Pais [Miles m3, Gas [GPC, Gas Natural . [B’ill.ones de~metros [MPCD, Gas Natural
Licuado] equivalente] [dias] cubicos al a'no, Gas equivalente]
Natural equivalente]
Argentina 302 6.2 6.3 10.2 987
Brazil |\ M7 8 700 _____ 7 1,229
Can _ad é ____________ 0] 33] 34, 0 967 |
C_hil_e _____________ 5] ~ 104f 19 57 551 |
Colombia(afo2017) | __ _asa| ____3al 77| ___ a1l 400
Rep. Dominicana 160 3.3 14.7 2.3 223
México 920 18.8 8.4 23.3 2,254
Puerto Rico 160 3.3 8.9 3.8 368
Estados Unidos 4,661 95.5 5.3 186.3 18,023
China 3,875 79.4 18.6 44.1 4,266
ndia _ __ _ _ _ | ____ veo| 328 _ __mol 284 ____ 2,747
Indonesia | 22| 50, 102 5 484 |
papn _ _ _ _ _ _|__ __ 16853 | _ _ _ 52| Be| _ ___223 ____ 25,375
Malasia _ _ _ _ | _ ___ 20| _ ___ 53| __ __ 06| _____52 _____5m
Coreadel Sur 9,390 192.3 15.6 127.6 12,344
Singapur 540 11.1 14.7 7.8 755
Taiwan 1,170 24.0 13.2 18.8 1,819
Tailandia 320 6.6 9.3 7.3 706
Dubai 126 2.6 5.4 4.9 474
Israe I 138 28 61| 48 _ 464 |
Kawait_ | om0 _ee| ____s2] _____ X! 1,267
Bélgica_ _ _ _ _ | _ __ 30| ____ 78| ____ 89 _ _____ of _ ____ 871
FLan_cii ____________ 8 (iO__ o _17._6 _______ 7._6 | 33_8 _____ 2_,3(12_
Grecia 130 2.7 5.5 5 484
Italia 453 9.3 6.2 15.4 1,490
Holanda 540 11.1 9.5 12 1,161
Portugal 390 8.0 10.9 7.6 735
Espafia 3,167 64.8 11.2 60.1 5,814
Turquia _ _ _ _ [ _ _ __ s3s | ___ wol _ ___ 93] _____ 22 1,180
Reino Unido 2,233 45.7 8.8 53.5 5,176
Total 50,962 1,044 10.9 986 95,418

Fuente: Grupo Internacional de Importadores de GNL, GIIGNL. Calculos: UPME
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3 Marco de politicay regulacién del servicio de gas natural en Colombia

De acuerdo con la Constitucion Politica de Colombia, el Estado mantiene la
regulacion, control y vigilancia de los servicios publicos, en procura de garantizar el
mejoramiento continuo en la prestacion de dichos servicios y la satisfaccion del
interés social. Asi mismo, los servicios publicos son inherentes a la funcion social del
Estado, siendo su deber asegurar su prestacion eficiente a todos los habitantes del
territorio nacional

Segun lo establecido en la Ley 142 de 1994, la distribucion de gas combustible y sus
actividades complementarias constituyen servicios publicos domiciliarios esenciales
y el Estado intervendra en la prestacion de los mismos para garantizar, entre otras, la
calidad del bien y su disposicion final cuyo fin es asegurar el mejoramiento de la
calidad de vida de los usuarios. lgualmente, establece que es competencia privativa
de la nacion planificar, asignar y gestionar el uso del gas combustible en cuanto sea
econdmica y técnicamente posible, a través de empresas oficiales, mixtas o privadas.

Los problemas de escasez de gas natural en firme ocurridos en el afio 2007, dieron
origen a la promulgacion del Decreto 2987 de 2008, por parte del Ministerio de Minas
y Energia, el cual dispuso que los transportadores y distribuidores de gas natural y
cualquier otro agente, podian incluir dentro de su plan de inversiones aquellas que se
requieran para asegurar la confiabilidad en la prestacion del servicio publico de gas
natural.

En desarrollo de esa politica, la CREG emitid la Resolucion No. 075 de 2008,
introduciendo incentivos para que las empresas distribuidoras-comercializadoras
adelantaran proyectos que permitieran garantizar la confiabilidad en el suministro de
gas, pero la respuesta fue escasa y solo una empresa presentd un proyecto de
almacenamiento (peak shaving) para garantizar la prestacion del servicio en la capital
colombiana, propuesta aun sin resolver.

Seguidamente, el Gobierno Nacional expidio el Decreto 2730 de 2010, mediante el
cual establecio otro tipo de obligaciones de confiabilidad. Este fue reemplazado por
el Decreto 2100 de 2011, cuyo articulo 18 invita a todos los agentes a incluir dentro
de su plan de inversiones aquellas que se requieran para asegurar la confiabilidad en
la prestacion del servicio publico de gas natural.

La industria de gas natural se ha caracterizado por ser una industria intensiva en
capital, desde los primeros eslabones de la cadena y los costos en infraestructura
para transporte o almacenamiento. Las inversiones son de tal magnitud que su
recuperacion es de largo plazo.

La participaciéon del Estado en el sector inicialmente estuvo asociada con la
produccion del gas por parte de Ecopetrol y con inversiones en infraestructura de
transporte. Posteriormente, ha venido aumentando la participacién privada en las
distintas actividades comerciales y la funcién del Estado se ha encaminado a la
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definicion de politicas para aseguramiento del abastecimiento, a la regulacion del
sector, la vigilancia, el estimulo a la inversion y la proteccién de los intereses del
consumidor (ver gréfica 3-1). Dado que la infraestructura de gas natural utiliza zonas
publicas y privadas, su desarrollo implica impactos ambientales y sociales, que deben
ser fiscalizados por el mimo Estado.

Grafica 3-1 Institucionalidad del sector gas natural en Colombia.

Constitucion | Politica

Rama Judicial

Congresode la

Republica

Ministerio de Minas y Energia

Entidades adscritas (CREG, UPME) Regulacion econdmicayplaneacion
Empresas (inversionistas)

Consumidores

Politica energética

Fuente: UPME.

Dado que el sector eléctrico fue el principal impulsor de la demanda de gas natural,
hoy mantienen un estrecho vinculo. Por ello el Gobierno se encarga también de
disefar politicas que de manera coordinada, planeada y eficiente, permitan asegurar
el abastecimiento, tanto de energia eléctrica como de gas natural, teniendo en cuenta
las estacionalidades, anomalias climaticas (Fenomeno de El Nifio) y las prioridades
de consumo.

Considerando el rdpido crecimiento del consumo de gas natural y la relacion de éste
con el sector eléctrico, asi como los inconvenientes de abastecimiento presentados
durante el ultimo Fendomeno de El Nifio, los objetivos de la politica publica en los
ultimos afos han estado orientados a garantizar el abastecimiento, la confiabilidad y
la continuidad de la prestacién del servicio.

3.1 Politica sectorial

En los ultimos afos, los principales objetivos de politica para el sector del gas natural
han sido:

e Fortalecimiento institucional y de la coordinacion sectorial, a través de la
publicacién oportuna de informacion de produccion y comercializacion de gas.
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e Remuneracion de redes teniendo en cuenta el costo de energéticos sustitutos
como criterio de eficiencia.

e Mecanismos de comercializacién y precios que incentiven las actividades de
exploracion y produccion de gas convencional y no convencional.

e Promover la inversion en infraestructura de confiabilidad en el suministro y
transporte de gas.

e Promover alternativas de importacion de gas para garantizar el abastecimiento.

e Dar prioridad al consumo interno sobre las exportaciones.

¢ Incentivar la produccion de gas en yacimientos no convencionales.

e Definir mecanismos de comercializacion que promuevan la competencia,
propicien la formacién de precios eficientes, mitiguen la concentracion del
mercado y generen informacién oportuna.

3.1.1 Decreto 2100 de 2011 del Ministerio de Minas y Energia

Como respuesta a la experiencia vivida por el sector energético, se emitié el Decreto
2100 de 2011, el cual estableci6 mecanismos para promover el aseguramiento del
abastecimiento nacional de gas natural. Los puntos mas relevantes de este decreto
son:

e La prioridad en el consumo interno frente a exportaciones. Los exportadores
deben atender la demanda interna en caso de restricciones, situaciones de
grave emergencia transitorias y no transitorias, 0 racionamientos
programados. Se definid un indicador que relaciona las reservas, la demanda
interna, las exportaciones y las importaciones, mediante el cual se puede
monitorear la conveniencia de mantener libertad en las exportaciones de gas.
A este respecto, el Ministerio de Minas y Energia defini6 mediante la
Resolucion 181704 de 2011 la metodologia de calculo para la determinacion
del indice de abastecimiento de gas natural.

e Definicion del costo de oportunidad del gas dejado de exportar que se les
reconocera a los productores que hayan tenido que incumplir sus compromisos
en firme de exportacion para atender la demanda interna de gas.

e La demanda esencial (usuarios residenciales y pequefios comerciales de la
red de distribucion, la demanda de GNV, la demanda para la operacién de
estaciones de compresion del SNT y la demanda de las refinerias) debe estar
asegurada mediante contratos con respaldo fisico.

e En casos de emergencia, los agentes responsables de atender la demanda
esencial y que no cuenten con contratos firmes, deberan asumir directamente
los costos en que incurran los usuarios afectados. La CREG determind la
metodologia para la estimacién de dichos costos y los mecanismos para que
los que atienden demanda esencial puedan tener acceso a contratos firmes.
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El gas natural de propiedad del Estado y de las participaciones de la ANH se
debera destinar prioritariamente a la atencion de la demanda interna.

La ANH debe publicar anualmente las reservas de gas por campo y ubicacion
geogréfica.

Los productores y productores-comercializadores deberan declarar mes a mes
para un periodo de 10 afios, la siguiente informacion:

» Consumo propio.

+ Produccion total disponible para la venta (PTDV).

* Produccion comprometida (PC).

+ Potencial de produccion de cada campo (PP).

» Porcentaje de participacion de los diferentes productores y del Estado,

de la produccién de cada campo.
» Contratos de exportacion.

Mecanismos de comercializacién de la PTDV y de las cantidades importadas
disponibles para la venta (CIDV), que se destinen para el consumo interno. No
estdn sujetos a estos mecanismos de comercializacion, la produccion de
campos menores, la produccion de campos en pruebas extensas donde no se
haya declarado comercialidad y la produccién de campos no convencionales.
Estos mecanismos de comercializacion deberan promover la competencia,
propiciar la formaciébn de precios eficientes, mitigar los efectos de
concentracion del mercado y generar informacion oportuna y suficiente para
los agentes.

Los productores o productores comercializadores de gas de yacimientos no
convencionales pueden realizar directamente la actividad de generacion
eléctrica. El Ministerio de Minas y Energia, la CREG y la ANH podran definir
incentivos adicionales a la produccién no convencional de gas®.

Elaboracion de un plan indicativo de abastecimiento de gas, el cual tendra
como horizonte de proyeccion un periodo de 10 afios, y sera actualizado
cuando MinMinas asi lo determine. Este plan debe ser elaborado por la UPME
siguiendo los lineamientos que determine el MME.

Determinacién de criterios de confiabilidad que deben asegurar la atencion de
los usuarios del servicio publico de gas natural, y reglas para la evaluacion y
remuneracion de los proyectos de inversion que los agentes presenten en este
sentido.

& Mediante la Ley 1530 de 2012, se concedid un descuento de 40% en las regalias, para el caso de produccion de gas en
yacimientos no convencionales. Adicionalmente, se encuentra en discusion un proyecto de reglamento de asignacion de areas
y de contrato de exploracién y produccion para yacimientos no convencionales, los cuales proponen aumentar, especificamente
para este tipo de yacimientos, los periodos de exploracién y produccién a 9 y 30 afios, respectivamente.
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e Para que el mercado pueda operar en forma eficiente se decidio la creacion de
un agente encargado de prestar el servicio de gestion de la informacién
operativa y comercial del sector.

e La comercializacion de gas importado con destino al servicio publico
domiciliario debera ajustarse a las disposiciones exigidas para la
comercializacién de gas de produccion nacional. El precio del gas importado o
exportado sera pactado liboremente por las partes

e La CREG podra implementar mecanismos para incentivar la importacion de
gas natural con el fin de promover el abastecimiento de este energético. Los
propietarios de infraestructura de regasificacion deberan permitir el acceso a
la capacidad no comprometida.

3.1.2 Regulacion

Los principales aspectos que son objeto de normatividad por parte del Estado en el
sector de gas natural conciernen a: los impactos sociales y ambientales, al uso de
predios publicos, a la compensacién por produccion de este recurso no renovable
propiedad del Estado (regalias y participaciones de la ANH), a aspectos de seguridad
técnica y lo relacionado con las imperfecciones del mercado y externalidades a cargo
de la CREG.

La regulacién econdmica vigente ha buscado en primer lugar, afianzar los objetivos
definidos en la Ley 142 de 1994: garantizar la calidad del bien objeto del servicio para
asegurar el mejoramiento de la calidad de vida de los usuarios, la ampliacién
permanente de la cobertura, la prestacién continua e ininterrumpida del servicio, la
prestacion eficiente, la libertad de competencia y la no utilizacion abusiva de posicion
dominante.

Asi, los instrumentos establecidos para alcanzar estos objetivos, han consistido
basicamente en la definicion de indicadores de calidad, mecanismos de
comercializacion y modalidades de contratacion, libertad de precios y las limitaciones
a la integracion vertical con el fin de promover la competencia.

En los ultimos afios se expididé una regulacidon orientada a cumplir con los objetivos
del Decreto 2100 de 2011. En tal sentido, se definieron instrumentos regulatorios para
incentivar las importaciones, el aumento de la produccion de gas, diferentes
modalidades contractuales que aseguren la atencién de la demanda esencial,
mecanismos de negociacién que promueven la competencia y la fijacion de precios
eficientes y la definicion de un gestor de mercado con el fin disponer de manera
oportuna de informacion operativa y comercial del sector. La Tabla 3-1 resume por
actividad y tematica, la principal normativa vigente del sector del gas natural:
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Tabla 3-1 Principales resoluciones
Organizacion de la

Actividad

industria

Precios

Calidad del
servicio

para sector de Gas Natural

Normatividad
técnica

indice de abastecimiento y Precio punto de entrada al
limite a las exportaciones: SNT:
¢ Res. MME 181704 de 2011 e Res. CREG 088 de 2013
e Res. MME 72472 de 2013
Costo oportunidad gas
Reglamento de dejado de exportar:
comercializacién: e Res. CREG 041 de 2013
e Res. CREG 089 de 2013
¢ Res. CREG 122 de 2013 Ingreso regulado por uso
e Res. CREG 123 de 2013 de GNI en generaciones
» Res. CREG 130 de 2013 de seguridad:
 Res. CREG 151 de 2013 * Res. CREG 062 de 2013
 Res. CREG 204 de 2013 * Res. CREG 152 de 2013
e Res. CREG 022 de 2014
Gestor del mercado:
e Res. CREG 089 de 2013
Prod ., e Res. CREG 123 de 2013
roduccion |, ges. CREG 124 de 2013
e Res. CREG 150 de 2013
e Res. CREG 151 de 2013
e Res. CREG 156 de 2013
e Res. CREG 200 de 2013
e Res. CREG 204 de 2013
e Res. CREG 012 de 2014
e Res. CREG 021 de 2014
Restricciones a la integracién
vertical:
e Res. CREG 057 de 1996
Opcién con GNI para respaldar
OEF Cargo por Confiabilidad:
e Res. CREG 106 de 2011
e Res. CREG 025 de 2014
Reglamento Unico de Criterios generales de
Transporte: remuneracién econémica:
e Res. CREG 071 de 1999 (RUT) | e Res. CREG 126 de 2010
e Res. CREG 084 de 2000
¢ Res. CREG 102 de 2001 Costo transporte terrestre
¢ Res. CREG 014 de 2003 de GNC:
Transporte | e Res. CREG 054 de 2007 * Res. CREG 008 de 2005
e Res. CREG 033, 041, 077y 154
de 2008
e Res. CREG 130, 131y 187 de
2009
e Res. CREG 169y 171 de 2011
e Res. CREG 078y 126 de 2013
Coédigo de distribucion de gas | Formulas tarifarias Estandares de | Reglamento
combustible: distribucién gas por red Calidad en el | Técnico de
e Res. CREG 067 de 1995 de tuberia: servicio Instalaciones
e Res. CREG 127 de 2013 e Res. CREG 137 de 2013 publico Internas de Gas
e Res. CREG 138 de 2013 domiciliario de | e« Res. 90902 de
e Res. CREG 183 de 2013 | gas natural y | 2013
e Res. CREG 184 de 2013 | GLP Revisiones
Distribucion e Res. CREG 205 de 2013 | * Res. CREG | periddicas:
e Res. CREG 008 de 2014 100 de 2013 e Res. CREG 059
Cargos de distribucion y de 2012
comercializacién:
e Res. CREG 011 de 2003
e Res. CREG 202 de 2013
e Res. CREG 037 de 2014
e Res. CREG 052 de 2014

Fuente: CREG, UPME.
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3.2 Organizacion de la industria

La cadena de prestacion del servicio y la estructura de la industria se resumen de
manera esquematica en la Gréfica 3-2.

Gréfica 3-2 Cadena de prestacion del servicio de gas natural.

Produccion Transporte  Distribucion Comercializacion Usuario
Importacion

Fuente: UPME.

La primera actividad hace referencia a la exploracion y produccion y se rige por los
contratos que suscriban los inversionistas con la ANH, entidad que administra los
recursos del subsuelo colombiano en materia de hidrocarburos. En lo relacionado con
la comercializacion, la Grafica 3-3 representa de manera sucinta las relaciones
existentes entre los distintos agentes y las posibilidades de interactuar.

El importador es un agente que esta contemplado en la regulacién y ain no se ha
materializado su operacion, y se estima que en proximos afos inicie operaciones. En
cuanto a exportaciones, segun el Decreto 2100 de 2011 y la Resoluciéon 181704 de
2011, actualmente son libres, pero sujetas al comportamiento que vaya teniendo cada
afo el indice de abastecimiento y la relacion entre el potencial de produccion y la
demanda total esperada.

Asi, productores, productores-comercializadores o agentes exportadores, no podran
suscribir o modificar compromisos de cantidades a exportar cuando el indice de
abastecimiento (IA) sea menor a 8 y el PP para un afio determinado sea inferior a la
demanda total esperada’ para ese mismo aio.

7 Reportada por la UPME.
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Gréfica 3-3 Estructura comercial de gas natural en Colombia.
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Segln la informacién oficial® de potencial de produccion, reservas probadas y
probables, proyeccion de demanda y los déficits a ser resueltos mediante
importaciones segun los balances contenidos en este documento, el indice de
abastecimiento muestra el comportamiento descrito en la Gréfica 3-4. Asi, se podria
esperar que las exportaciones continten.

Con el &nimo de promover la competencia y asegurar el abastecimiento y la
continuidad en la prestacion del servicio, la regulacibn ha definido algunas
restricciones a la integracion vertical, mecanismos de negociacion, tipos de contratos
y sistemas de gestion de la informacion, que permitan a los agentes disponer de ella
de manera oportuna y facilitar el funcionamiento de los mercados y la coordinacién
de las operaciones. A continuacion, se describe lo relacionado con estos temas.

8 Declaracion de produccion 2013.
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Gréfica 3-4 Proyeccion del indice de abastecimiento (IA) de gas natural.
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Fuente: MinMinas. Célculos: UPME.

Limite de importaciones

3.2.1 Restricciones alaintegracion vertical

Dado que las actividades de transporte y distribucion de gas natural se caracterizan
por ser monopolios naturales, la regulacion ha procurado limitar la integracién vertical
en la cadena de prestacion del servicio, con el fin de promover la competencia en las
otras actividades potencialmente competitivas, tales como la produccion y

comercializacion.

Al respecto, las resoluciones CREG 057 de 1996 y 089 de 2013, han definido lo

siguiente:

Con el fin de garantizar el acceso abierto al sistema nacional de transporte de gas
natural, el transporte de dicho energético es independiente a las actividades de
produccion, comercializacion y distribucion. En consecuencia, los contratos de
transporte y las tarifas, cargos o precios asociados, son independientes de las

condiciones de compra o distribucion.

El transportador de gas natural no puede realizar de manera directa, actividades
de produccion, comercializacion o distribucion, ni tener interés econdémico en
empresas que tengan por objeto la realizacién de esas actividades. Puede, no
obstante, adquirir 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.
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Las empresas cuyo objeto sea vender, comercializar o distribuir gas natural, no
pueden ser transportadoras ni tener interés econémico en una empresa de transporte
de gas natural.

El comercializador no puede tener interés econdmico en productores-
comercializadores, entendido el interés econdémico como los porcentajes de
participacion en el capital de una empresa que se establecen en el literal d) del
articulo 6 de la Res. CREG 057 de 1996, o aquellas que la modifiquen o sustituyan.

El productor-comercializador no puede tener interés econdmico en
comercializadores, entendido el interés econdmico como los porcentajes de
participacion en el capital de una empresa que se establecen en el literal d) del
articulo 6 de la Resolucion CREG 057 de 1996.

3.2.2 Mecanismos de comercializacion y modalidades de contratos

La Resolucibon CREG 089 de 2013, establecié recientemente los siguientes
mecanismos de negociacion para los mercados primario y secundario.

Mercado primario: Para el mercado primario, los mecanismos de negociacion,

previstos en la regulacion son:

Negociacion directa de productores comercializadores en cualquier momento del
afo para el caso de yacimientos no convencionales, campos menores, campos
gue no hayan declarado comercialidad, campos no interconectados y nuevos
campos. Solo se podran pactar contratos firmes, de firmeza condicionada, de
opcién de compra de gas, de opcion de compra de gas contra exportaciones y de
suministro de contingencia. Los contratos celebrados tendran la duracion que
acuerden las partes.

Negociacion directa de comercializadores de gas importado, aplicable para la
atencion de demanda térmica, segun lo establecido en la resolucion CREG 062
de 2013. En este caso la modalidad de contrato seria el de suministro de
contingencia.

Negociacion directa durante un periodo definido, en caso que la oferta sea mayor
a la demanda del escenario bajo en un minimo de 3 afios, segun los resultados
del balance de oferta y demanda presentado por la UPME para un horizonte de
tiempo de 5 afos. Los contratos pueden ser de duracion de 1, 5 o més de 5 afios.
La CREG establecera los primeros 10 dias habiles de junio de cada afio el
mecanismo de negociacion a aplicar y el cronograma de desarrollo del mismo.

Negociacion mediante subasta: En caso que la demanda supere a la oferta en al
menos 3 afios, segun el balance presentado por la UPME. Los contratos pueden
ser de duracion de 1 o 5 afios.
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Modalidades contractuales de suministro y transporte: A diferencia de lo definido
anteriormente, ya no se negociaran contratos “Take or Pay”. Los contratos con
interrupciones seran de duracibn mensual y adicionalmente se podran ofrecer
contratos de contingencia. Por tanto, y de acuerdo con la nueva regulacion, las
modalidades contractuales aplicables al mercado primario son:

e Contrato firme o que garantiza firmeza, CF: contrato escrito en el que un
agente garantiza el servicio de suministro de una cantidad maxima de gas
natural y/o de capacidad maxima de transporte, sin interrupciones, durante un
periodo determinado, excepto en los dias establecidos para mantenimiento y
labores programadas. Esta modalidad de contrato requiere de respaldo fisico.

e Contrato de suministro con firmeza condicionada, CFC: contrato escrito en el
gue un agente garantiza el suministro de una cantidad maxima de gas natural
durante un periodo determinado, sin interrupciones, excepto cuando se
presente la condicion de probable escasez y excepto en hasta cinco (5) dias
calendario definidos a discrecion del vendedor.

e Contrato de opcion de compra de gas, OCG: contrato escrito en el que un
agente garantiza el suministro de una cantidad maxima de gas natural durante
un periodo determinado, sin interrupciones, cuando se presente la condicion
de probable escasez y en hasta cinco (5) dias calendario adicionales definidos
a discrecion del comprador. EI comprador pagara una prima mensual por el
derecho a tomar hasta la cantidad maxima de gas, y un precio de suministro al
momento de la entrega del gas nominado. Las cantidades nominadas deberan
ser aceptadas por el vendedor al ejercicio de la opcion.

e Contrato de opcion de compra de gas contra exportaciones, OCGX: contrato
escrito en el que un agente garantiza el suministro de una cantidad maxima de
gas natural, que estd comprometida para exportaciones, durante un periodo
determinado, sin interrupciones, cuando se presente la condicion de entrega
pactada entre el comprador y el vendedor. Dicha condicion de entrega no
podra estar supeditada a la ocurrencia de aspectos técnicos y/u operativos.
Las cantidades nominadas deberan ser aceptadas por el vendedor al ejercicio
de la opcion.

e Contrato con interrupciones, ClI: contrato escrito en el que las partes acuerdan
no asumir compromiso de continuidad en la entrega, recibo o utilizacion de
capacidad disponible en el suministro o transporte de gas natural, durante un
periodo determinado. El servicio puede ser interrumpido por cualquiera de las
partes, en cualquier momento y bajo cualquier circunstancia, dando aviso
previo a la otra parte.

e Contrato de suministro de contingencia, CSC: contrato escrito en el que un
participante del mercado garantiza el suministro de una cantidad méaxima de
gas natural desde una fuente alterna de suministro, sin interrupciones, cuando
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otro participante del mercado que suministra o transporta gas natural se
enfrenta a un evento que le impide la prestacion del servicio. El suministro de
gas natural desde la fuente alterna y mediante esta modalidad contractual s6lo
se realizara durante el periodo en que se presente el mencionado impedimento
para la prestacion del servicio.

e Contrato de opcion de compra de transporte, OCT: contrato escrito en el que
un agente garantiza la disponibilidad de una capacidad maxima de transporte
durante un periodo determinado, sin interrupciones, cuando se presente la
condicion pactada entre el comprador y el vendedor. Dicha condicion no podra
estar supeditada a la ocurrencia de aspectos técnicos y/u operativos. Las
cantidades nominadas deberan ser aceptadas por el vendedor al ejercicio de
la opcion.

e Contrato de transporte de contingencia, CTC: contrato escrito en el que un
transportador garantiza el transporte de una cantidad maxima de gas natural
contratada mediante un contrato de suministro de contingencia.

e Contrato de transporte con firmeza condicionada, CFCT: contrato escrito en el
gue un agente garantiza la disponibilidad de una capacidad maxima de
transporte durante un periodo determinado, sin interrupciones, excepto cuando
se presente la condicion pactada entre el comprador y el vendedor.

Mercado secundario: Para el mercado secundario, se definieron los siguientes
mecanismos de negociacion:

e Negociacion directa: El Boletin Electrénico Central® publicara las ofertas a los
compradores y vendedores, para que las partes acuerden bilateralmente el precio,
cantidad, punto de entrega, duraciéon y garantias.

e Procesos uselo o véndalo de corto plazo para suministro y transporte, o de largo
plazo para el transporte.

Adicionalmente, en el mercado secundario, se espera contar con la participacion del
promotor de mercado, quien sera el encargado de comprar y vender diariamente
contratos de gas en firme, en cada punto estandar de entrega.

Los contratos podran tener una duracién interdiaria, diaria, semanal, mensual,
trimestral, anual y multianual.

Tras la entrada en vigencia de la resolucion CREG 089 de 2013, y como resultado
del balance de oferta y demanda dado por la UPME, mediante Resoluciéon de la
CREG se aprobo para el mercado primario, y para el afio 2014, aplicar negociaciones
directas como mecanismo de comercializacion. Dichas negociaciones se efectuaron

9 Es la pagina web en la que el gestor de mercado publicara la informacion operativa y de transacciones que recopile.
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en el mes de octubre. Segun la informacién publicada el precio promedio negociado
para el gas de la Guajira fue USD 4,07/ MBTU.

Teniendo en cuenta, tanto los compromisos en firme antes de las negociaciones como
los volumenes comercializados directamente a finales del afio 2014, la cantidad de
energia contratada en firme a enero de 2015 se presenta en la Grafica 3-5. De la
informacion disponible, no es posible afirmar con certeza cuél es la cifra de esta
energia contratada en firme que se destina a la atencion de demanda esencial
(residencial, GNV, SNT vy refinerias), pues en algunos casos el tipo de demanda no
se encuentra desagregado.

Gréfica 3-5 Potencial de produccidon de gas vs. Energia contratada en firme,
afnos 2013y 2014.

1400
1200
1000

800

GBTUD

600
400

200

Contratos 2014 Contratos 2013 Capacidad de produccién declarada

Fuente: MinMinas. Célculos: UPME.
3.2.3 Gestion de la informacion

La Resolucion CREG 089 de 2013 defini6 al Gestor del Mercado, quien estara a cargo
de:

e Disefar, poner en funcionamiento y administrar el Boletin Electronico Central
(BEC).

Centralizar la informacién del mercado de gas.

Gestionar las subastas del mercado primario.

Gestionar las transacciones del mercado secundario.

Elaborar reportes para seguimiento al mercado.
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Con resolucion CREG 021 de 2014 se escogid a la Bolsa Mercantil de Colombia
(BMC) como el gestor del mercado, cuya operacion se inicio en el primer semestre
del afio 2015.
3.2.4 Tarifas

Mediante la Resolucion CREG 138 de 2013, se establecieron las nuevas férmulas
tarifarias para usuarios regulados de las areas de servicio exclusivo asi:

Formula tarifaria:

Cargo variable:
G+T
CUU=E+D*f+Cv+Cc

Cargo fijo:
CUf =Cf +Kcd

Donde:
Tabla 3-2 Componentes de la formula tarifaria.

Componente Definicion

Costo promedio unitario de las compras de gas natural, $/m3.
Mediante la Res. CREG 088 de 2013 se liber6 de manera general el
precio del gas natural puesto en Punto de Entrada al Sistema Nacional
de Transporte.

Costo promedio unitario del transporte, $/m3.
T Se determina segun los criterios generales establecidos en la
resolucion CREG 126 de 2010.

G

Pérdidas reconocidas, determinado con base en Resolucién CREG

p 067 de 1995.
Costo uso del sistema de distribucién, no incluye conexion al usuario
7 final, $/m3.

El aprobado para el mercado relevante de acuerdo con la metodologia
establecida en la Resolucion CREG 202 de 2013.

f Factor multiplicador de poder calorifico.

Componente variable del costo de comercializacién, $/m3.
Cv El aprobado para el mercado relevante de acuerdo con la metodologia
establecida en la Resolucion CREG 202 de 2013.

Cc Costo unitario de confiabilidad. Igual a 0 hasta que la CREG lo defina.

Corresponde al valor expresado en $/mes, denominado montos
Kcd cobrados en exceso o en defecto al usuario generado por el
tratamiento del Kst causado.
Fuente: CREG. Célculos: UPME.
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Otros cargos regulados

Adicionalmente y siguiendo lo ordenado por el Decreto 2100 de 2011, la CREG ha
definido las metodologias de calculo para los siguientes costos:

Tabla 3-3 Cargos regulados.

Costo Resolucion

Costo de oportunidad del gas natural dejado de exportar,
CODE:
CODE = Pexp + Ccomp
e Pexp: precio exportacion, USD/MBTU Resolucion CREG 041 de 2013
e Ccomp: costo de compensaciones pactado en el
contrato, USD/MBTU

Ingreso regulado por el uso de gas natural importado en Resolucion CREG 062 y 152 de
generaciones de seguridad. 2013
Ingreso anual de caracter transitorio = USD 40'750.000 Resolucion CREG 022 de 2014

Fuente: CREG.

3.2.5 Confiabilidad

El Decreto 2100 de 2011 ordend a la CREG establecer los criterios de confiabilidad
gue deberan asegurarse para el cubrimiento de la demanda de los usuarios del
servicio publico de gas natural y fijar las reglas para la evaluacién y remuneracion de
los proyectos de inversion que para el efecto presenten los Agentes Operacionales.

El mismo Decreto en su articulo 18 invita a todos los agentes a incluir dentro de su
plan de inversiones aquellas que se requieran para asegurar la confiabilidad en la
prestacion del servicio

Al respecto, la CREG ha realizado varios estudios, documentos y resoluciones de
consulta donde analiza y expone algunos criterios de confiabilidad.

Mediante las resoluciones CREG 062 y 152 de 2013 y 022 de 2014, se determin6 un
ingreso regulado por el uso de gas natural importado en generaciones de seguridad.
Asi pues, la inversion en confiabilidad de la demanda térmica se considero viable por
cuanto los beneficios superaban los costos. Lo anterior comparando la alternativa de
suministro con GNI con otros combustibles sustitutos.

Sin embargo, para el caso de la demanda no térmica, result6 menos costoso un
mercado de cortes. El Ministerio de Minas y Energia definird los lineamientos de
politica que soporten dicho mercado de cortes. Adicionalmente, las resoluciones
CREG 137y 138 de 2013, incluyeron dentro de la formula tarifaria del servicio publico
domiciliario de gas, el cargo por confiabilidad, el cual sera igual a cero hasta tanto la
CREG no lo defina.
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4 Proyeccion de Precios de Gas Natural

Luego de la desregulacion del precio del gas natural de La Guajira y de la aplicacion
de la Resolucion CREG 089 de 2013, los precios del gas natural en Colombia se
redujeron de manera notable gracias al esquema de negociacion bilateral entre
productores y comercializadores, consecuencia directa de un balance con
excedentes por tres afios consecutivos.

Asi, en el segundo semestre de 2013, el promedio nacional de las negociaciones
bilaterales alcanzé un ponderado de USD 3,8/MBTU, mostrando un comportamiento
muy parecido al precio del Henry Hub comercializado en Estados Unidos, y cuyo
resultado suscitd una disminucién del precio al usuario final en un porcentaje cercano
al 20% del componente de produccion (G) en la formula.

Aunque las negociaciones bilaterales para la comercializacion de gas natural se
mantuvieron en 2014, el precio aumento frente al reporte de 2013, aun cuando la
declaracién de produccion enviada a Ministerio de Minas y Energia por los operadores
se incrementd. También es cierto que la demanda mostré un aumento, en particular
la de generacion de electricidad, en razon a la expectativa durante el 2014 de la
presencia del Fenémeno del Nifio para finales del afio y comienzos del 2015, el cual
ocurrié en forma leve, y que ha cedido terreno durante el primer trimestre del presente
afno.

Con la ultima negociacion bilateral se obtuvo un incremento en el precio promedio
nacional cuyo valor alcanzo los USD 4,09/MBTU. Lo anterior, consecuencia directa
del mayor consumo para generacion eléctrica en el primer semestre de 2014, la
suspension de la exportaciones en mayo y la declinacion de la producciéon de los
campos de la Guajira, que sumados a pequefios cuellos de botella en la
infraestructura de transporte, estan ocasionado atrapamiento de gas en los campos
de Cupiagua y La Creciente, originando cierta sensacion de escasez.

El supuesto basico en la determinacion de los precios es la evolucion hacia la paridad
de importacién, teniendo en cuenta el balance nacional de mediano y largo plazo,
construido con la mejor informacion disponible en el momento del andlisis. Este
supuesto no significa que se reduzca o ralentice las actividades de exploracion de
hidrocarburos, pues el gobierno continta con su propésito de aumentar las reservas
y la produccioén para garantizar la atencion de la demanda interna y la continuidad de
las exportaciones.

4.1 Supuestos y metodologia de proyeccion
La elaboracion de proyecciones requiere de la definicién de parametros que son datos

de entrada en los modelos de planeacién; valores sobre los cuales se asumen
comportamientos futuros y que deben ser entendidos como cifras de referencia que
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emplean los modelos para definir los probables “futuros energéticos”, que no son
anicos.

Estos parametros, conocidos como “supuestos de proyeccidon”, de ninguna manera
son mandatorios, ni deben ser entendidos como politicas establecidas de antemano.
Dado el alto grado de incertidumbre se estableceran franjas o rangos sobre los
diferentes supuestos para incrementar la probabilidad de que los valores futuros estén
incluidos dentro de los andlisis realizados durante el proceso de la planeacion.

Para el desarrollo de este trabajo se revisé toda la informacién disponible a diciembre
de 2014, mas el reporte de la CREG sobre los resultados del proceso de
comercializacidon de gas natural de 2014. La estimacion de los precios de gas natural
de largo plazo incluyé los siguientes supuestos:

e Precio promedio resultado de los acuerdos bilaterales de 2014, para cada una
de las dos fuentes principales de produccion (Ballena y Cusiana).

e Entrada de planta de regasificacion en enero de 2017, segun los reportes de
distintos agentes y considerando un afio de atraso, ademas del balance oferta
demanda en el capitulo posterior, que muestra la necesidad de importacion a
partir de ese afio por suministro insuficiente.

e Precio de gas natural importado calculado con metodologia paridad de
importacion de GNL (considerando costos de la cadena de valor del GNL). Por
tanto, a partir de enero de 2017 el precio es compuesto en proporcién a la
necesidad de gas importado.

e Precio del gas de Ballena y Cusiana atado al indicador Henry Hub para los tres
escenarios existentes (alto, medio y bajo). Desde el afio 2017 los tres
escenarios se modifican en lo referente al gas importado, los cuales seran
construidos siguiendo los mercados existentes: América (Henry Hub escenario
bajo), Europa (NBP escenario medio) y Asia (JKM escenario alto).

e Los costos de la cadena de valor del GNL estan conformados por las
actividades de licuefaccion, transporte maritimo y regasificacion, dado que la
licuefaccion se encuentra incluida dentro de los precios de referencia
internacionales, con excepcion del mercado de América (Henry Hub) que no
incluye este ultimo.

Los indices internacionales que actualizan los precios del gas natural importado en la
metodologia presentada, se basan en las estimaciones mas recientes realizadas por
Wood Mackenzie en términos reales de 2014, tal y como se puede ver en la siguiente
grafica.
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Gréfica 4-1 Indices internacionales de precios de gas natural.
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Fuente: Wood Mackenzie. Calculos: UPME.

4.2 Precios del gas natural (2014 — 2037)

Luego de realizado el proceso de comercializacion adelantado entre compradores y
vendedores de gas, los resultados son interesantes, pues el precio promedio nacional
alcanzado se ubic6 en USD 4,09/MBTU. Este valor es semejante al indicador Henry
Hub y se encuentra debajo del precio que tenia La Guajira cuando se encontraba
regulado. Este valor aument6 13,6% frente al ponderado que se obtuvo en el proceso
de 2013.

El volumen de gas natural transado sumé en total 252,5 GBTU, de los cuales 50%
correspondioé a gas de Guajira, seguido por el gas Cusiana con 38% Yy finalmente
Cupiagua con 12%. Con contrato a 1 afio se negocio el 65% del total, mientras que a
5 afios se comercializo el 19% y a 7 afos el 16%.

El sector térmico adquirié un 23,6% del total de gas natural negociado y de ese monto
el 87,8% correspondid a gas del Campo Chuchupa, siendo tan solo el 12,2%
vinculado al gas del interior. El sector residencial adquirié en firme el 7,1% del total,
el sector transporte se comercializé 3,5% y la industria 32,5%, ademas de un 12,4%
con firmeza condicionada.
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Luego de analizar en detalle las negociaciones de 2014, la UPME considera que
ponderando los volimenes mencionados anteriormente, el precio promedio del gas
Cusiana es de USD 3,4/MBTU, en tanto que el precio del gas de Guajira corresponde
a USD 4,7/MBTU, registrandose un incremento con respecto al afio anterior del 25%
en el caso del gas en la Costa y un 16% en el gas de Cusiana. A partir de estas dos
cantidades, se estimaran los precios de gas natural de las principales fuentes de
suministro.

Teniendo en cuenta la perspectiva e influencia del mercado internacional del gas
natural en el precio del gas colombiano y dada la similitud entre los precios en la
Costa Atlantica colombiana y los del indice Henry Hub en Estados Unidos, se
construyeron los escenarios de precios siguiendo la tendencia de la estimacion de
largo plazo de los tres escenarios establecidos por U.S. Energy Information
Administration del Departamento de Energia de los Estados Unidos (alto, medio y
bajo).

Como se menciond anteriormente, desde el afio 2017 y en razén al desequilibrio en
el balance oferta demanda, el precio se vuelve compuesto en proporcion a la cantidad
importada y los precios a los cuales se negociaria ese gas importado, tal y como se
observa en la siguiente férmula:

Precio, = Pnacional,_; * <%) * (%0y) + Pinternacional,_, * (%) * (%0))
Donde,

Preciot = Precio para el afio t.

Pnacional (t-1) = Precio nacional del afio t-1.

Pinternacional (t-1) = Precio internacional del afio t-1.

INt = Indexador nacional de actualizacion.

INt-1 = Indexador nacional de actualizacion del afio t-1.

It = Indexador internacional de actualizacion.

lIt-1 = Indexador internacional de actualizacion del afio t-1.

%ON = Volumen de gas natural nacional ofertado en porcentaje sobre el total de oferta.

%0i = Volumen de gas natural internacional ofertado en porcentaje sobre el total de oferta.

El precio compuesto considera que el componente nacional corresponde al precio de
la negociacion realizada en octubre de 2014 y la porcion internacional desde el afio
2017 sigue la tendencia de cualquiera de los indices que son el referente de cada uno
de los mercados existentes a saber, América, Europa y Asia. La siguiente gréfica
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presenta los resultados de los tres escenarios considerados para el caso del gas
comercializado en la Costa Atlantica.

Gréfica 4-2 Proyeccion de precios de gas natural, Costa Atlantica.
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El escenario medio o de referencia parte del precio medio de las negociaciones
bilaterales y crece en la misma magnitud como lo hace el escenario de referencia del
gas Henry Hub del DOE-IEA, “Annual Energy Outlook 2014”, y desde el afio 2017 se
adiciona el producto entre precio de importacion del indice NBP y el porcentaje del
déficit nacional en cada mes, sumados los costos de regasificacion y transporte.

La proyeccion muestra dos periodos diferenciados, uno de corto y mediano plazo que
sigue el comportamiento del mercado Henry Hub en su escenario base, debido a la
mayor participacion de la oferta nacional y a partir de 2017 como se indico, el precio
interno sigue la sefial del mercado NBP. Los resultados mantienen una tendencia
creciente en el horizonte de analisis. Estos fluctian en una banda en términos reales
de junio de 2014, cuyo precio minimo es de USD 4,68/MBTU iniciando el afio 2015y
un maximo de USD 12,12/MBTU en el afio 2037.

El escenario bajo de precios en la costa colombiana implico el seguimiento de la
tendencia del escenario bajo de precios del Henry Hub, aplicada al precio medio de
las negociaciones de octubre de 2014 y para la fraccién internacional a partir del
precio Henry Hub del escenario medio mas el componente de exportacion. Asi, se
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determind una banda de precios que fluctian en términos reales de 2014 entre USD
4,65/MBTU y USD 8,99/MBTU, al final del horizonte de proyeccion.

Finalmente, el escenario alto se construy6 aplicando al precio medio de la subasta
las tasas de crecimiento del escenario alto de Henry Hub del “Annual Energy Outlook
2014”, adicionado desde 2017 por el producto entre precio de importacion del indice
JKMy el porcentaje del déficit nacional en cada mes, mas los costos de regasificacion
y transporte, registrando precios que fluctian entre los USD 4,79/MBTU y un techo
de USD 12,85/MBTU.

El calculo de los precios del interior del pais, siguié la misma metodologia aplicada al
caso de la Costa Atlantica, diferenciada por el precio utilizado para Cusiana cuyo
punto de partida fue de USD 3,4/MBTU, equivalente al promedio ponderado de las
negociaciones. Los precios de mediano y largo plazo son construidos con una porcién
internacional basada en indices de los tres mercados existentes, dado el desequilibrio
entre oferta y demanda desde 2017 y la dificultad de incorporar nuevas reservas. La
Grafica 4-2 muestra la estimacion de los precios de gas natural en el interior del pais,
para cada uno de los tres escenarios establecidos.

Gréfica 4-3 Proyeccion de precios de gas natural, interior del pais.
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Los resultados sefialan un escenario medio proximo al escenario alto, por la

consideracion de los expertos sobre globalizacién del mercado del gas natural,
situacion que se presenta casi desde el inicio de la estimacion. Sin embargo, en el
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escenario de referencia la estimacion parte de USD 3,39/MBTU y culmina en el afio
2037 con USD 12,12/MBTU, en términos reales de 2014.

En el escenario alto la estimacién empieza con USD3,46/MBTU vy finaliza con USD
12,85/MBTU, en tanto que el escenario bajo parte de USD 3,36/MBTU y termina con
USD 8,99/MBTU. Estos valores son, en todo caso, inferiores en términos absolutos a
los mercados Europeo y Asiatico, sin que se prevea convergencia en el largo plazo.

Es importante mencionar que si bien se espera que los precios tengan un incremento
en el horizonte de planeacion, éstos se daran de manera gradual. Entre el afio 2017
y 2020 y, en especial para la entrada de la planta de regasificacion, se espera un
incremento de los precios entre los USD 6/MBTU y USD 6,5/MBTU para Guajira y
USD 3,7/MBTU y USD 4/MBTU para Cusiana, los cuales no afectaran los precios
nacionales debido a que los niveles de importacién son bajos.

Asi entonces, se espera que en el mediano plazo los precios no tengan un incremento
que afecte de manera importante la demanda nacional y que mediante un analisis del
mercado del Gas Natural Licuado, los entes reguladores puedan generar las
herramientas y mecanismos adecuados para que el mercado no genere incentivos a
un alza de los precios como consecuencia de la entrada de los mercados
internacionales.
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5 Oferta de Gas Natural.
5.1 Reservas de gas natural

A diciembre 31 de 2013, el pais contabiliz6 un volumen total de reservas de gas
natural de 6,41 TPC'® de las que el 86% corresponden a reservas probadas
equivalentes a 5,51 TPC, el 8% de las reservas probables con 0,51 TPC y el 6%
posibles con 0,39 TPC.

Las reservas probadas se encuentran ubicadas principalmente en la cuenca de los
Llanos Orientales con una participacion de 50%, seguidas por la cuenca de La Guajira
que representan el 31% y el restante 19% estan localizados en las cuencas del Valle
Inferior del Magdalena, Valle Medio, Valle Superior y zona del Catatumbo (Grafica
6-1).

Grafica 5-1 Distribucion de las reservas nacionales de gas natural 2013.

Reservas probables:
0.51 TPC

Reservas probadas:
55TPC

Reservas posibles,
0.39 TPC

Fuente: MinMinas. Célculos: UPME.

Las reservas probables se ubican en los Llanos Orientales y el Valle Inferior del
Magdalena, con una participacion de 37% y 34%, respectivamente. Finalmente, el
58% de las reservas posibles se encuentran en el Valle Inferior del Magdalena, el
18% en el Valle Medio del Magdalena y el 15% en la cuenca de los Llanos Orientales.

Los campos de la cuenca de La Guajira (Chuchupa, Ballena, Riohacha) no
contribuyen a la categoria de reservas probables y posibles. La Grafica 5-2 presenta
la distribucion regional de las reservas a 31 de diciembre de 2013.

10 TPC: Tera Pies Culbicos

52



Gréfica 5-2 Distribucion regional de las reservas de gas natural.
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En la Grafica 5-3 se observa la evoluciéon de las reservas durante los dltimos afios y
una proyeccion del comportamiento de las mismas, sin considerar nuevos
descubrimientos. La estimacion fue realizada a partir de las curvas de produccion
esperadas, segun la informacion de los productores a la ANH. Los resultados indican
que en los Udltimos afos las reservas totales han disminuido. En el afio 2013 el
volumen total de reservas disminuyo6 con respecto al anterior en 8.5%.

Gréafica 5-3 Evolucion y proyeccién de lareservas de gas natural, sin
considerar nuevos descubrimientos.
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5.2 Declaraciéon de produccion

La declaracién de produccion realizada por los agentes y publicada mediante la
Resolucion 72206 de 2014 del Ministerio de Minas y Energia es considerada como la
oferta base para la realizacién del balance aqui presentado. La Grafica 5-4 registra la
declaracién de produccion de gas natural por campo para los proximos diez afios.

Es notable la presencia de numerosos campos con bajos aportes, algunos de los
cuales no estan interconectados al sistema nacional de transporte, debido a que su
distancia geografica y volumenes bajos no lo hacen financieramente viable. Se
observa entonces que la oferta de gas natural se soporta en los campos de
Chuchupa, Ballena, Cusiana, Cupiagua, La Creciente y Gibraltar.

La maxima produccion se alcanzo en enero de 2014 con volumen de 1.360 GBTUD
y participaciéon estable de Cusiana, de Cupiagua y Gibraltar, mientras que los campos
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de Chuchupa, Ballena y Riohacha presentan declinacion sostenida durante todo el
periodo. Los campos de la cuenca de Los Llanos registran una participacion relativa
de 36% al iniciar el periodo y finalizan con 51%. Asi mismo, el Valle Inferior comienza
a mostrar una mayor participaciéon en el suministro, por la cantidad de campos
menores presentes en el reporte al Ministerio.

Gréfica 5-4 Declaracion de produccién de gas natural 2014, por campos.
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Fuente: MinMinas. Célculos: UPME.

La Grafica 5-5, muestra la oferta disponible agrupada por cuenca, donde se identifica
gue los principales aportes son realizados por las cuencas de los Llanos Orientales y
Guajira, seguidas por las cuencas del Valle Inferior del Magdalena, Catatumbo y Valle
Superior del Magdalena.

La Tabla 5-1 desagrega los campos de produccion por cuenca que hoy producen gas
natural en nuestro pais.

Tabla 5-1 Distribucion de los campos de producciéon seglin cuencas
Cuenca Campos de Produccion

Catatumbo Tibu, Sardinata, Cerrito, Rio Zulia

Guajira Ballena, Chuchupa, Riohacha

Apiay, Balay, Kona, Acordionero, Florefia, Pauto Sur, Rancho Hermoso,

lEes OfEnEls Rancho Hermoso Mirador, Cusiana Norte, Cusiana, Cupiagua, Gibraltar,
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Santiago, Cafio Garza, Cravo Sur, Tocaria, Morichal, La Gloria,
Corocora, Remache Norte, Remache Sur, Casona, Ramiriqui,
Oropéndola, Vireo, Trinidad,

Putumayo Mogqueta, Costayaco, Guayuyaco, Juanambu
Valle Inferior del|Arianna, Cafaflecha, Nelson, La Creciente, La Creciente-D, Bonga,
Magdalena Mamey, Brillante, El Dificil

Lisama Profundo, Lisama Norte, Llanito, Lisama, La Cira-Infantas,
Valle Medio del|Liebre, Juglar, Colon, Payoa, Corazén West, Corazén 9, Corazén West
Magdalena C, Corazén, La Salina, Opén, Provincia, Santa Lucia, Los Angeles,

Yariglii-Cantagallo

Valle Superior
Magdalena

del

Abanico, Guandd, Guand6 Sw, Chaparro, Rio Ceibas, Guaduas,
Purificacion, La Jagua, Mana, Brisas, Dina Cretaceo, Dina Terciario,
Loma Larga, Santa Clara, Tenay, Ortega, Toy, Pacandé, Balcdn,
Palermo, San Francisco, Arrayan, Tempranillo, Toqui-Toqui, Espino, La
Hocha, Tello, Toldado, Yaguard, Matachin Norte Y Sur, La Cafiada
Norte, Maracas

Fuente: Minminas. Célculos: UPME

Gréfica 5-5 Declaracion de produccion de gas natural 2014, por cuencas
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se transforma y los campos de Guajira contribuyen con 16% del total, en tanto que
Cusiana y Cupiagua registran una participacion de 51%.

Es importante mencionar que se identifican campos que disponen de volumenes de
gas natural adicionales a los reportados por los agentes en la declaracion de
produccion y que estan siendo comercializados o en breve lo seran. Especificamente
es el caso de los campos de El Dificil, Arjona, Palmer, Clarinete y La Creciente, donde
éste Ultimo reporta una capacidad maxima de produccion. Sin embargo, actualmente
adelanta gestiones para desarrollar un proyecto de exportacion via licuefaccion de
gas natural, pero que eventualmente podria suspenderse por la situacién de precios
globales de petrdleo que en la actualidad se tienen.

5.3 Escenarios de oferta

Para el ejercicio de planeacién aqui presentado se incluyeron tres escenarios de
oferta con un horizonte de 10 afos. El primer escenario es normativo y los otros dos
consideran la perspectiva sobre reservas de gas natural y disponibilidad
complementaria mediante un esquema de suministro proveniente del mercado
externo.

Conforme a lo definido por el Decreto 2100 de 2011 del Ministerio de Minas y Energia
y con los lineamientos generales para la realizacion del Plan Indicativo de
Abastecimiento de Gas Natural, el escenario mas probable de oferta de gas natural
corresponde a la dltima declaracion de produccion nacional, adicionada con las
importaciones destinadas a atender generacion eléctrica de seguridad en la Costa
Atlantica, cuya infraestructura actualmente se desarrolla.

En la Gréafica 5-6 se presenta una posible evolucion de la oferta nacional de gas
natural que considera la declaracién de produccién, asi como la inclusion de las
reservas probables y las reservas posibles. Se estima que el maximo volumen de
produccion se alcanzara en los meses de enero de 2015 y enero de 2017, con 1.380
GBTUD y 1.375 GBTUD respectivamente, y posteriormente se espera un
comportamiento conforme a la declinacibn normal de los campos productores,
alcanzando los 1.116 GBTUD al final del periodo de andlisis.

Es de resaltar que esta informacion no incluye la produccion proveniente de campos
gue aun no cuentan con comercialidad, pero que suministran gas al mercado nacional
bajo el mecanismo de prueba extensa, con lo cual se dificulta condensar la totalidad
de la oferta de gas natural que se puede entregar al sistema para la atencién de la
demanda.

Por otra parte, es necesario precisar el concepto de consumo de gas para operacion

gue incluye el Decreto 2100, para una mayor claridad en el potencial de produccién
de gas natural de un campo y de la cantidad de gas disponible para la venta

57



Gréfica 5-6 Declaracion de produccion de gas natural 2014 y perfil de
produccion a partir de las reservas probables y posibles
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Adicionalmente a la oferta nacional, en el afio 2013 el pais tomé la decision de
disponer de una nueva fuente de suministro, debido al déficit en el balance oferta
demanda que se venia proyectando anteriormente. Esta fuente supletoria
corresponde a la instalacion de una planta de regasificacibn ubicada en
inmediaciones de la ciudad de Cartagena, con una capacidad de 400 MPCD vy
capacidad de almacenamiento de 155 mil m3 de GNL, la cual hara parte de la oferta
en los escenarios planteados a partir de enero de 2017.

5.3.1 Escenario bajo de oferta

Este escenario corresponde exclusivamente al volumen informado por los
productores en la declaracion de produccion de gas natural en el afio 2014,
Resolucién 72206 de 2014 del Ministerio de Minas y Energia, descrito en el numeral
5.2.

5.3.2 Escenario medio de oferta

En el escenario medio se adicionan a la declaracion de produccién (escenario bajo)
la capacidad de produccion de la planta de regasificacion (400 MPCD) a partir de
enero de 2017, asumiendo que si bien tal planta suministrard gas a la demanda
termoeléctrica de la Costa Atlantica, dispondria de excedentes para abastecer los
requerimientos de otros sectores de la demanda.
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Se considera que este escenario tiene la menor incertidumbre, toda vez que la
declaracion de produccion corresponde con las reservas probadas, volumenes que
tienen una probabilidad del 90% de ser extraidas. Por otra parte, a la fecha de
redaccion de este documento la informacion disponible no indicaba retrasos en la
entrada en operacion de la planta de regasificacion.

5.3.3 Escenario alto de oferta

El escenario alto es el resultado de la combinatoria entre el escenario medio y el
aporte esperado por la extraccién de reservas probables y posibles. Teniendo en
cuenta que la probabilidad de contar con tales volumenes es de 50% y 10%
respectivamente, la incertidumbre sobre la disponibilidad de estos volumenes es
menor respecto a las reservas probadas. Adicionalmente, la situacion actual y
prospectiva de los precios del petroleo podria causar retrasos en las inversiones
necesarias para producir gas natural desde las mencionadas reservas.

Finalmente, en la Gréfica 5-7, se presenta de manera esquematica los tres escenarios
considerados.

Gréfica 5-7 Escenarios de oferta de gas natural.
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6 Escenarios de Demanda de Gas Natural
6.1 Metodologia de proyeccion de demanda

Para realizar la estimacién de la demanda de gas natural, se reconstruyoé la serie de
consumo de cada uno de los 7 sectores (residencial, comercial, industrial,
petroguimico, petrolero, transporte y termoeléctrico), de manera regional (centro,
costa, CQR, noreste, noroeste, suroeste y Tolima grande). La periodicidad de los
datos utilizados es mensual y las fuentes de informacion fueron Ecopetrol (1996 —
2002), UPME — Chevron (2003 — 2007), CNO-GAS (2008) y Concentra (2009 — 2014).

Otros datos como el PIB (periodicidad trimestral), la poblacion y el indice de
Produccion Industrial — IPI (mide la evolucion de la actividad manufacturera) —, fueron
obtenidos del DANE y el Banco de la Republica; por su parte, los precios y demandas
de diferentes energéticos fueron obtenidos internamente. En las siguientes secciones
se presentan tanto los modelos utilizados para la proyeccion de demanda en cada
sector, como los resultados obtenidos para cada uno de ellos.

En primera instancia se describe el modelo de Vectores Autorregresivos -VAR-,
utilizado para la proyeccion de la demanda de los sectores residencial, comercial y
petroguimico. Luego se presenta el modelo de Vectores de Correccién del Error, VEC
por sus siglas en inglés, utilizado para proyectar la demanda del sector industrial.
Seguidamente, se hace referencia al modelo analitico utilizado para la proyeccién del
sector transporte. Posteriormente, se muestra el modelo de simulacion utilizado para
la proyeccion del sector termoeléctrico y finalmente el caso especial del consumo de
gas de Ecopetrol, quien reporta directamente sus propias proyecciones.

Por dltimo, se consolida la proyeccion de la demanda total de gas natural,
diferenciandola a su vez tanto por sectores como a nivel regional.

6.2 Modelo de vectores autorregresivos- VAR

El método de Vectores Autorregresivos- VAR- es una técnica desarrollada en los afios
80, para caracterizar el comportamiento dinamico conjunto de una coleccién de
variables. El planteamiento de un modelo VAR se realiza para captar las
interrelaciones entre las variables enddgenas.

En un sistema VAR con n variables enddégenas, cada una de ellas puede ser
expresada como una funcién lineal de las n-1 variables restantes y sus rezagos, en
funcion de sus propios rezagos y en funcién del error. De esta manera, si tenemos un
sistema con dos variables y s rezagos, se expresaria de la siguiente manera (Parker,
2012):

Ye = ﬁyO + Byyl)’t—l + -t ﬁyys)’t—s + ﬁyxlxt—l + -+ Byxsxt—s + v,
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Xy = ﬁxO + ﬁxxlxt—l + -+ ﬁxxsxt—s + Bxyl)’t—l + -t ﬁxysyt—s + U,

Cabe resaltar que todas las variables en el sistema VAR deben ser estacionarias y
para comprobar si una serie es 0 no estacionaria, se aplican pruebas estadisticas de
raiz unitaria como Dickey Fuller, Dickey Fuller aumentado, Philips — Perron, entre
otras. Adicionalmente, se realizan pruebas de longitud de rezagos, para encontrar el
numero de rezagos que mejor expliquen el modelo, Para tal fin, se utilizan los criterios
de informacién Akaike (AIC), Schwarz (SC) y Hannan-Quinn (HQ).

A continuacion, se presenta la descripcion de los modelos utilizados para la
proyeccion de la demanda de los sectores residencial, comercial y petroquimico. Para
estos tres sectores se utilizaron modelos VAR. Debido a que algunas de las series
que se utilizaron en los modelos eran no estacionarias, se utilizo la primera diferencia
del logaritmo natural de cada una de ellas. Ademas, de presentar el escenario medio,
escenario de mayor probabilidad de ocurrencia, se presenta una “banda”, en la que
los escenarios alto y bajo son definidos por un intervalo de confianza del 95%.

6.2.1 Sector residencial.

Actualmente, la cobertura del servicio llega a cerca de siete millones de hogares, con
un consumo promedio de 18 m3 mensuales. La estimacién de demanda residencial
considerd un modelo de Vectores Autorregresivos, donde se evalué la relaciéon entre
la demanda de GN con otras variables como: precios de suministro de GN tanto de
Guajira como de Cusiana; la demanda de electricidad regulada y; los precios de
energeéticos sustitutos, como el GLP y la energia eléctrica.

Adicionalmente, se relacioné la demanda con la evolucion de la cobertura del servicio.
A pesar de que actualmente se esta continuando con la conexién de nuevos hogares
alared de distribucion de GN, la tasa de crecimiento de la misma viene disminuyendo
a medida que se aproxima a la cobertura total. Para simular este comportamiento, se
utilizé la funcion logistica, por su habilidad para describir procesos de crecimiento en
diferentes areas de estudio (Forouzanfar, Doustmohammadi, Menhaj, & Hasanzadeh,
2009). La forma funcional utilizada para simular el crecimiento de la cobertura de GN
es la siguiente:

€O = e

Donde to es el primer periodo de simulacién, C(t) es el numero de hogares con
servicio en el tiempo t, k es el nUmero maximo de hogares que seran cubiertos y r es
la tasa de crecimiento. Para determinar los valores que tomaran los pardmetros to, k
y r, se utiliza un algoritmo genético, cuyo fin es minimizar el error entre el consumo
real y el pronosticado, sujeto a un conjunto de restricciones. El algoritmo genera
inicialmente un conjunto aleatorio de parametros y luego, mediante procesos de
seleccién, cruce y mutacion, va eligiendo los conjuntos mas adecuados de acuerdo
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con las caracteristicas del problema, hasta que uno de éstos cumpla con el criterio de
terminaciéon del problema (Forouzanfar, Doustmohammadi, Menhaj, & Hasanzadeh,
2009).

De acuerdo con las pruebas de longitud de rezagos, se encontrd que el mejor ajuste
se logra con dos rezagos. Adicionalmente, se agreg6 una variable dicétoma, en virtud
de la incertidumbre en la validez de los datos, de 2000 a 2002, que hace que la serie
tome comportamientos explosivos. La grafica 6-1 presenta los resultados de la
estimacion de demanda y la grafica 6-2 la demanda del sector residencial de manera
regional

Gréfica 6-1 Escenarios de demanda nacional de gas natural sector residencial.
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Fuente: UPME. Incluye datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.
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Gréfica 6-2 Proyeccion regional de demanda de gas natural residencial,
escenario medio
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

La demanda del sector residencial presenta un crecimiento promedio anual de 2.8%
(Gréfica 6-1). La region de Noroeste presenta la mayor tasa de crecimiento promedio
anual, 5.28 %, pasando de un consumo de 13,6 GBTUD a un consumo de 29,6
GBTUD en 2028. Por su parte, la region Costa es la que presenta una menor tasa de
crecimiento promedio, con 1,1 % anual, lo que indicaria que se esta alcanzando el
nivel de saturacion del mercado residencial (Gréfica 6-2).

6.2.2 Sector Comercial

El sector Comercial junto con el sector residencial hace parte del denominado sector
doméstico. Al igual que en el sector residencial, la proyeccion se realizé mediante un
modelo VAR, en el que se relacion6 la demanda de GN con variables como la
demanda de energia eléctrica regulada y los precios de energéticos sustitutos como
el GLP y la electricidad. Similar al sector residencial, se encontré que el mejor ajuste
se logra con dos rezagos.
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Gréfica 6-3 Escenarios de demanda nacional de gas natural para el sector

comercial.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

Gréfica 6-4 Proyeccion regional de demanda de gas natural sector comercial,
escenario medio.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.
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En el escenario medio la tasa crecimiento anual promedio para los préximos diez afios
se estima en 5.4% (Grafica 6-3) y se espera que la region Centro siga siendo la de
mayor consumo de gas natural, con un crecimiento promedio de 3% anual. Para la
region de Tolima Grande se proyecta un crecimiento promedio de 2% anual, es decir,
pasar de un consumo de 6,45 GBTUD a cerca de 8,63 GBTUD (Gréfica 6-4).

6.2.3 Sector Petroquimico

La proyeccion de demanda de GN del sector petroquimico en cada region, se realizd
con un modelo VAR en el que se relacionaron una variable econémica, el PIB y una
variable social, la poblacién, ambas enddgenas. De acuerdo con los criterios de
informacion se establecio que el modelo que mejor ajuste presentaba era el de dos
rezagos, de manera similar a los dos sectores anteriormente descritos.

Gréfica 6-5 Escenarios de demanda nacional de gas natural sector
petroguimico.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

El escenario de demanda medio proyecta un crecimiento promedio afio de 1,8% con
un consumo total de 32 GBTD, al final del periodo de analisis. La industria
petroquimica sélo es desarrollada en dos de las siete regiones conectadas al Sistema
Nacional de Transporte, SNT. De esas dos regiones, la Costa consume mas del 95%
y se proyecta que el crecimiento promedio sera de 2.2% anual. Por su parte, la region
noroeste se proyecta con un crecimiento promedio de 1.31% anual (ver Grafica 6-5y
Gréfica 6-6).
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Gréfica 6-6 Proyeccion regional de demanda de gas natural sector
petroguimico, escenario medio.
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Fuente: UPME, Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

6.3 Modelo de Vectores de Correcciéon del Error, Vec: Sector Industrial

Cuando las variables que se van a incluir en el modelo no son estacionarias pero
estan cointegradas de primer orden (o un orden superior), se usan Vectores de
Correccion del Error, VEC.

Ayt = ﬁyo + ﬁyylAyt—l + o+ ﬁyysAyt—s + ﬁyxlet—l + -t ﬁystxt—s
—Ay(Veo1 —ap —ayx,4) + vy

Axt = ﬁxO + ﬁxxlet—l + o+ ﬁxstxt—s + ﬁxylAyt—l + -+ ﬂxysAyt—s
— (Vi1 — @p — a1 x_ 1) +

La ecuacion y,_,; — @y, — a;x;_, representa la relacion de cointegracién de largo plazo
entre las dos variables y 1, y A, representan los parametros de correccion del error
gue miden las desviaciones del equilibrio de x y y en el largo plazo (Parker, 2012).

En la actualidad, el sector industrial representa cerca del 28% de la demanda nacional
de gas natural. Adicionalmente, el gas natural representa mas de 30% de los
energéticos consumidos por la industria, en la cual es utilizado principalmente en usos
caldricos y en produccion de vapor. La estimacién de demanda de este sector utilizé
un modelo de Vectores de Correccion del Error (VEC), donde se evaltan las
relaciones entre demanda con diferentes variables como los precios del gas natural y
la demanda y precios de la electricidad no regulada, precios de los sustitutos, como
carbon y GLP. La seleccion de las variables usadas se realizé segun su significancia
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estadistica y esperando que la relacién con la variable demanda de gas natural
presentada en la ecuacién de cointegracion sea la esperada.

Finalmente, las variables seleccionadas fueron el precio de La Guajira, la demanda
de electricidad no regulada y el Indice de Produccion Industrial, IPI (se utilizé el IPI
porque el signo del PIB en el modelo es contrario al crecimiento de la demanda).

En el modelo, el precio de Guajira fue negativo, indicando que ante un aumento del
precio la demanda disminuye. La demanda de energia eléctrica resultd positiva,
mostrando que la electricidad en el sector es un bien complementario del gas, por lo
tanto, si aumenta la demanda de energia eléctrica, aumenta la demanda de gas.

Por ultimo, el IPI resulté con signo positivo, sefialando que la demanda de gas natural
aumenta si la actividad industrial presenta crecimiento. De la misma manera que para
los sectores residencial, comercial y petroquimico, se presenta una “banda”, en la que
los escenarios alto y bajo son definidos por un intervalo de confianza del 95% que se
mantiene a lo largo del tiempo (Gréfica 6-7).

Gréfica 6-7 Escenarios de demanda nacional de gas natural para el sector
industrial.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

El escenario medio de demanda de gas natural en el sector industrial presenta un
crecimiento promedio anual de 4.0% para los préximos diez afios. En el afio 2028, el
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consumo proyectado es de 424,5 GBTUD, 1,5 veces el consumo del afio 2013. Se
estima que la region Costa siga siendo la de mayor consumo, con tasas de
crecimiento promedio de 2,18% anual, mientras que en la region de Tolima Grande
se proyecta que siga disminuyendo el consumo (Grafica 6-8).

Gréfica 6-8 Proyeccion regional demanda de gas natural sector industrial,
escenario medio.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

6.4 Modelo Analitico: Sector Transporte

La estimacion de demanda de gas natural para sector transporte consider6 como
punto de partida dos conceptos comunmente utilizados:

= El nimero de vehiculos a nivel nacional.
= El ndmero de viajes y distancias recorridas por vehiculo.

Para proyectar la cantidad de vehiculos, se utiliza de nuevo la funcion logistica, pero
esta vez la variable dependiente serd el niumero de vehiculos en un instante del
tiempo. El célculo del numero de viajes y distancias recorridas se tomé como
referencia de estudios realizados al respecto en las areas metropolitanas de Bogota,
Medellin y Barranquilla. Luego, se restan los datos de los vehiculos en las areas
metropolitanas principales del total nacional, para no incurrir en doble contabilidad, y
segun un namero promedio de kilbmetros recorridos por un vehiculo en Colombia, se
calcula la cantidad de gas natural necesaria.

En el calculo de la demanda futura de GNVC se tuvieron en cuenta los siguientes
supuestos: 1) Se mantuvo el consumo actual en la flota privada; 2) Se aumenta en 10
el numero de vehiculos transformados en flota de carga y en transporte publico en un
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horizonte de 10 afios. Como en los modelos anteriores, se presenta una “banda”, en
la que los escenarios alto y bajo son definidos por un intervalo de confianza del 95%
gue se mantiene a lo largo del tiempo (ver Graficas 6-9 y 6-10).

Gréfica 6-9 Escenarios de demanda de gas natural para el sector vehicular.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

Grafica 6-10 Proyeccion regional de demanda de gas natural sector vehicular,
escenario medio.
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6.5 Modelo Simulacion: Sector Termoeléctrico

El comportamiento de la demanda del sector termoeléctrico esté ligado a condiciones
propias de la operacion del Sistema Interconectado Nacional -SIN-, asi como a otras
variables exdgenas como los aportes hidrolégicos y el volumen util de los embalses
o fallas en el Sistema de Transmision Nacional. La demanda de gas natural para la
generacion de electricidad se establece teniendo en cuenta dos criterios: generacion
por despacho ideal y generaciones de seguridad.

Para el consumo de generacion por despacho ideal se utiliza el Modelo de
Programacioén Dual Estocastica, MPODE o SDDP por sus siglas en inglés (Stochastic
Dual Dynamic Programming), el cual simula el funcionamiento del despacho de un
sistema de generacion eléctrica, donde se consideran no solo la demanda de energia
eléctrica, sino también el nivel del embalse, los aportes hidrolégicos en diferentes
instantes del tiempo y los precios de los diferentes energéticos utilizados para la
generacion de energia eléctrica.

Segun el comportamiento de las variables, se establecen los costos marginales de
las plantas de generacién del sistema, con las que se va a suplir la demanda y
también la cantidad de energético necesaria para tal fin.

Para el consumo de generacion de seguridad, se tienen en cuenta las restricciones
de funcionamiento del sistema, asi como las condiciones necesarias para mantener
la estabilidad del mismo.

Luego de establecer las necesidades de gas para cada uno de los criterios anteriores,
se establece la cantidad necesaria en cada momento del tiempo mediante la funcién
max(generacion ideal, generacion de seguridad). Ademas, se adiciona la cantidad de
gas necesaria para arranque y parada.

Para establecer las necesidades de gas natural del SIN, se simularon tres escenarios
de demanda:

= Alto: Escenario alto revision demanda de energia eléctrica julio de 2014 +
Expansion en generacion definida por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad
+ Evolucion de las Restricciones Eléctricas considerando el Plan de Expansion
de Transmision 2013 - 2027 + Serie seca del SDDP que considera los menores
aportes hidricos en el periodo marzo de 2014 — Junio de 2015.

= Medio: Escenario medio revision demanda de energia eléctrica julio de 2014 +
Expansion en generacion definida por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad
+ Evolucion de las Restricciones Eléctricas considerando el Plan de Expansion
de Transmision 2013 - 2027 + Serie seca del SDDP que considera los menores
aportes hidricos en el periodo marzo de 2014 — Junio de 2015.
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= Bajo: Escenario bajo revision demanda de energia eléctrica julio de 2014 +
Expansién en generacion definida por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad
+ Evolucién de las Restricciones Eléctricas considerando el Plan de Expansion
de Transmision 2013 - 2027 + Serie seca del SDDP que considera los menores
aportes hidricos en el periodo marzo de 2014 — Junio de 2015.

A continuacién, se enlistan los parametros tenidos en cuenta para la determinacion
del consumo de gas natural, desde el punto de vista energético, es decir,
considerando un despacho uninodal:

e Sistema de generacion Colombiano a marzo de 2014.

e Indices de indisponibilidad considerados en el calculo del Cargo por Confiabilidad
de cada agente.

e Proyeccién de demanda de energia eléctrica, revision de julio del afio 2014,
escenarios altos, medio y bajo.

e Caracteristicas de las plantas hidraulicas y térmicas a marzo de 2014.

e Proyecciones de precios de gas natural, combustibles liquidos y carb6n mineral
del mes de febrero de 2014.

e Minimos Operativos vigentes a marzo de 2014.

e Costos fijos y de administracion y operacion determinados por el equipo de
generacion de la UPME.

e Series sintéticas de caudales generadas por el modelo ARP, lo anterior a partir
de datos historicos del periodo 1937 — 2014 (marzo), hidrologia que contiene los
periodos secos de los horizontes 1991 — 1992, 1997 — 1998 y 2009 — 2010.

Gréfica 6-11 Escenarios de demanda nacional de gas natural para el sector
termoeléctrico.
450

400
350
300

250

GBTUD

200

150

100

50

0
Ne] QO Z > © o S 2 > © \ Q v ™ © >
> N N N S \) N N N N N’ O Q' ¥ Qf Q&

Histoérico

Esc. Medio Esc. Alto Esc. Bajo
Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

71



Gréfica 6-12 Proyeccion regional de demanda de gas natural sector
termoeléctrico, escenario medio.
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Fuente: UPME, Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

De las graficas anteriores se puede concluir:

e Que la demanda de Gas Natural para el sector termoeléctrico seguira
aumentando entre los afios 2014 a 2018, principalmente por el incremento de las
generaciones de seguridad, en particular en la region Caribe, todo ello para evitar
gue contingencias locales en los Sistemas Regionales de Transporte, al igual que
la pérdida de uno de los circuitos a nivel de 500 kV que interconecta la Costa
Atlantica con el interior del pais, ocasionen desatencion de demanda eléctrica.

Asi mismo, se observan necesidades de gas en el area nordeste en menor
proporcién, particularmente en el Departamento de Casanare, ellas relacionadas
a un despacho permanente de Termoyopal para el soporte de tension en la red
eléctrica del Operador de Red Enerca.

e Se aprecian picos de consumo en el afio 2015, que son consecuencia de un
periodo de baja hidrologia previsto por el modelo SDDP en funcién de la serie de
aportes considerada, y otro mas prolongado en el afio 2018, que corresponde a
la generacién de seguridad que se deberia programar para soportar los
intercambios de energia con Centroamérica a traves de la linea de interconexion
HVDC con Panama. En términos de demanda de Gas Natural, la interconexion
con Centroamérica implica un aumento en el consumo de aproximadamente 83
GBTUD.
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e En el afio 2019 se proyecta una fuerte caida en el consumo de Gas Natural para
la generacion eléctrica, de aproximadamente 211 GBTUD, debido a la entrada de
nuevos proyectos hidroeléctricos como Ituango y Porvenir, asi como por la
entrada en servicio del corredor en 500 kV Cerromatoso — Chint — Copey, que
disminuye de manera significativa la generacion de seguridad en el area Caribe.

6.6 Caso Especial: Ecopetrol

Los datos de demanda de GN del sector petrolero corresponden a los consumos de
las refinerias de Ecopetrol ubicadas en Cartagena y Barrancabermeja y otros
consumos de la misma compafiia. Los datos de proyeccion fueron suministrados por
Ecopetrol de acuerdo a las expectativas de ampliacion de las refinerias y otros
proyectos de la compafia.

Los escenarios alto y medio corresponden a los maximos consumos esperados en
cada una de las instalaciones y usos, mientras que el escenario bajo corresponde al
90% del maximo consumo esperado.

Gréfica 6-13 Escenarios de demanda nacional de gas natural para el sector
Petrolero.
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En la proyeccion de la demanda de Ecopetrol se observan 3 escalones definidos por
distintos eventos (ver Grafica 6-14):
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Gréfica 6-14 Proyeccion regional de demanda de gas natural sector petrolero,
escenario medio.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014-15.

Tales escalones hacen referencia a:

e Ampliacién refineria de Cartagena. Aumento de 15 GBTUD a 85 GBTUD en la
regién Costa.

e Proyecto Integral de Energia en los llanos. Proyecto de autogeneracion de
700MW. Aumenta la demanda de 40 a 150 GBTUD en la region Centro en el
ano 2018.

e Ampliacion refineria Barrancabermeja. Aumento de 100 GBTUD a 200 GBTUD
en la region Noreste, en 2020.

6.7 Proyeccion Demanda Gas Natural Nacional

Para la mayoria de los sectores analizados en el presente capitulo se esperan
crecimientos en el periodo 2014 — 2028. Los sectores que presentan mayor
crecimiento son el sector petrolero y el sector industrial, en los que se esperan
crecimientos de 59% y 51% respectivamente, en el periodo evaluado.

El incremento en el sector petrolero se debe a la ampliacién de carga de crudo en las
refinerias de Cartagena y Barrancabermeja, mientras que el sector Industrial debe su
crecimiento a las expectativas de crecimiento de la economia colombiana. Por otra
parte, para el sector termoeléctrico se espera una disminucion en el consumo, hacia
el afio 2019, respecto al nivel actual, debido a la entrada de nuevos proyectos
hidroeléctricos y por la nueva linea de transmision de 500kV Cerromatoso —Chinu-
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Copey, que disminuira las generaciones de seguridad en la Costa Atlantica a partir
del afio 2019.

En las gréficas que se presentan a continuacion se encuentran las demandas totales
de gas natural, tanto por sectores de consumo como por regiones para el escenario
medio.

Gréfica 6-15 Proyeccion nacional de demanda de gas natural por regiones,
escenario medio.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

Al analizar la evolucion de la demanda a nivel regional, se observa que Centro y Costa
siguen siendo las regiones con mayores consumos de gas natural. Asi mismo, se
observa que las regiones que tienen mayores tasas de crecimiento son el Noroeste y
el Suroeste.

En la Gréfica 6-16 se puede ver como el consumo de la mayoria de los sectores
presenta tasas de crecimiento estables a lo largo del periodo proyectado, a excepcion
de los sectores termoeléctrico y petrolero.

En el caso del sector termoeléctrico, los picos de consumo que se presentan son
consecuencia de las expectativas de bajos aportes hidricos que observa el SSPD, asi
como la entrada de la linea HDVC de 300MW hacia Panama, que implica un aumento
de cerca de 100 GBTUD. Adicionalmente se puede observar la caida en consumo en
el afio 2019 por la entrada de la linea Cerromatoso — Copey, que ayuda a disminuir
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las generaciones de seguridad en la costa Atlantica (-200 GBTUD). En el caso del
sector petrolero, se resalta el aumento de 150 GBTUD a casi 450 GBTUD, que resulta
de los trabajos de ampliacién en las refinerias de Cartagena (2015, +90 GBTUD) y
Barrancabermeja (2020, +100 GBTUD), asi como el proyecto de energia Integral en
el llano (2018, +110 GBTUD)

Gréfica 6-16 Proyeccion nacional por sectores de demanda de gas natural,
escenario medio.
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

Por ultimo, se presenta la evolucion proyectada de la demanda de gas natural para
los escenarios alto, medio y bajo, para una resolucién anual.

En la Grafica 6-17 se observa que los escenarios medio y alto estdn muy cerca, dado
que para el sector petrolero se definieron los mismos valores para los escenarios
medio y alto. Aunque todos los sectores presentan crecimientos promedio anuales
entre el 2 y el 4%, se observan picos de consumo en los afios 2015y 2018 (y en la
grafica mensual en los meses de verano), debido a expectativas de incremento en el
consumo por eventos de bajos aportes hidricos, asi como por la entrada de proyectos
de autogeneracién y de ampliaciones en las refinerias de Ecopetrol.

De la misma manera se observa que en el afio 2019 hay una caida en el consumo

como consecuencia de la disminucion de las generaciones de seguridad en la costa
Atlantica por la entrada de nuevas centrales hidroeléctricas como Ituango y
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Sogamoso y por la entrada de la linea de transmision de 500kV Ituango —
Cerromatoso — Copey.

GBTUD

Gréfica 6-17 Escenarios de demanda nacional de gas natural
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Fuente: UPME, con base en datos de Concentra, CNO-Gas, Ecopetrol y DANE, 2014.

Cabe anotar que para el afio 2014 se proyecta una caida en el consumo de los
escenarios medio y bajo, como consecuencia de la utilizacién de series estocasticas
para su modelamiento, mientras que para el escenario alto se utilizé una seca para
simular, no sélo el comportamiento de bajos aportes hidroldgicos que se presentaron
al inicio de este afio, sino también el Fendbmeno del Nifio que no se ha desarrollado,
pero que aun presenta probabilidades de ocurrencia de mas del 50% hasta el
trimestre marzo — abril — mayo de 2015, de acuerdo con el reporte de inicio de octubre
del Instituto Internacional de Investigacién para el Clima y la Sociedad, IRI por sus
siglas en inglés?!.

11 |R| ENSO FORECAST. 2014 October Quick Look. Octubre 9 de 2014. http://iri.columbia.edu/our-
expertise/climate/forecasts/enso/current/
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7 Balance de gas natural

En los capitulos anteriores se presentaron los diferentes escenarios de proyeccion de
la oferta y demanda de gas natural del pais. A continuacion, el analisis se dirige a
confrontar los distintos escenarios a fin de determinar la situacién futura de
abastecimiento de gas natural (déficit o superavit) para el agregado nacional. En este
capitulo se asume una red con capacidad infinita de transporte y en el capitulo
préximo se incluiran las restricciones propias de este sistema nacional de transporte.

7.1 Balance de ofertay demanda — Escenario de Referencia

La Grafica 7-1 presenta el escenario medio de proyeccion de demanda nacional y el
escenario bajo de oferta de gas natural, al cual se le adiciona la capacidad de
importacion en el nodo Cartagena de 400 MPCD (= 400 GBTUD) desde enero de
2017%2. Estos constituiran en adelante el Escenario de Referencia:

Gréfica 7-1 Escenario de Referencia para abastecimiento de gas natural
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Fuente: UPME y MinMinas. Célculos: UPME.

Sin la inclusiéon del suministro proveniente de la planta de regasificacion se tendria un
déficit en el balance oferta demanda del escenario de referencia, desde el segundo
semestre de 2017. El efecto de disponer un suministro adicional se manifiesta en un

12 se considera que si bien la planta de regasificacién atenderia primeramente la demanda termoeléctrica de generadores de
la Costa Atlantica, dispondria de excedentes para abastecer otros sectores de consumo. En el Anexo 2 de este documento
se proyecta la magnitud de tales excedentes.
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superavit de este combustible, para el mismo escenario de referencia como se
muestra en la Grafica 7-2.

Adicionalmente, se aprecia que en el afio 2021 la oferta superaria marginalmente a
la demanda, con riesgo de que, en caso de presentarse una situacion hidrolégica
particularmente seca se suscite un déficit, bien sea de gas natural y/o de energia
eléctrica (ver Anexo 2). Hacia el afio 2022 se presentan pequefios faltantes de gas
natural (menores al 2% de la demanda) durante los periodos hidrolégicamente secos.
y para el afio 2023 el déficit seria de mayor magnitud (superior al 7 % de la demanda)
y sostenido.

Lo antes expuesto indica la necesidad de construir nueva capacidad de importacion
bien sea adicionando nueva capacidad de regasificacion a la ya existente y
almacenamiento en Cartagena, o construyendo en la Region Pacifica nueva
infraestructura de importacion, en caso de no aumentar significativamente la oferta
nacional de gas natural en los préximos afios*3.

Gréfica 7-2 Déficit (Superavit) para el Escenario de Referencia de gas natural
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Fuente: UPME y MinMinas. Calculos: UPME.

En el Capitulo 8 de este documento, los andlisis indican que la importacion
complementaria por el Pacifico en el afio 2021 exigiria menores costos en la
infraestructura de transporte asociada, frente a una ampliacién de la capacidad de

13 A la fecha de elaboracion de este documento no se dispone de informacion oficial sobre nuevos hallazgos de gas natural
nacional, los cuales de acuerdo con su volumen de produccién, reservas y fecha de entrada en operacién, cambiarian
significativamente la prospectiva expuesta en este documento.
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importacion desde el Caribe, asi como mayor confiabilidad. Por tanto, en adelante
este plan asumira una segunda etapa de importacion desde Buenaventura.

7.2 Balance de ofertay demanda — Escenarios de sensibilidad.

A continuacion, se consideran cuatro escenarios alternativos de andlisis de
abastecimiento de gas natural para el pais, considerando no sélo la oferta de campos
productores de gas colombiano, sino las posibilidades de suministro gracias a la
tecnologia, frente a las proyecciones de la demanda asi:

i)- Escenario estocéstico; ii)- Escenario con retraso en la entrada en la importacion
de gas natural; iii) Escenario con retraso en la entrada en operacion de la linea de
transmision de 500 kV, Cerromatoso — Chint — Copey; iv)- Escenario bajo Fenbmeno
de El Nifio:

7.2.1 Escenario estocastico

En este escenario se proyecta un valor esperado de la oferta y demanda de gas
natural al agregarse estadisticamente los correspondientes tres escenarios
expuestos en capitulos anteriores. El Anexo 3 del presente documento hace explicito
el procedimiento.

Expresandolo de manera sintética, para proyectar el valor esperado de la oferta de
gas natural, se asignan parametros estadisticos y probabilidades de extraccién a los
diferentes tipos de reservas (probadas, probables y posibles) a partir de cifras
establecidas en la practica internacional y acogidas por la ANH en Colombia.

De estos diferentes tipos de reservas se generan los distintos escenarios de
produccion expuestos en el Capitulo 5 y se agregan en orden, para generar un unico
escenario que incorpore, de manera ponderada, todas las posibilidades de evolucién
de la produccion de gas natural.

Para proyectar el valor esperado de demanda de gas natural, se asume una
distribucion de probabilidad normal para esta variable, donde el escenario medio
corresponde al valor central y los escenarios alto y bajo se sitian a una desviacion
estandar sobre y bajo la media, respectivamente; el valor esperado corresponde a la
media de la distribucion de probabilidad descrita. Tanto para la oferta como para la
demanda, este proceso se realiza con resolucion mensual en el horizonte de
proyeccion.

La Gréafica 7-3 representa los escenarios estocasticos de oferta y demanda en
relacion con el Escenario de Referencia (numeral 7.1). En dicha grafica, se registra
que el valor esperado de la oferta de gas natural es superior a la demanda hasta el
afo 2022, con pequeiios déficit en el 2015 debido a la posibilidad de una situacién
hidroldgica severa.
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Gréfica 7-3 Balance escenario estocastico de abastecimiento de gas natural.
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2 Escenario con retraso en laimportacion de gas natural

desde enero de 2020). Ver Gréfica 7-4

Gréfica 7-4 Balance para el escenario con retraso en la importaciéon de gas
natural.
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Dicha grafica muestra los riesgos de déficit de abastecimiento en tales situaciones,
es decir desde enero de 2018, los cuales se estiman que pueden alcanzar una
magnitud de déficit superior a 300 GBTUD.

7.2.3 Escenario con retraso en el refuerzo de interconexion Costa-Interior

En los proximos afios se espera un incremento significativo en la demanda de gas
natural del sector termoeléctrico en la Costa Caribe colombiana como consecuencia
de un aumento de la generacion eléctrica por restricciones (fuera de mérito) en esta
region. Para enfrentar esta situacion se proyecta la entrada en operacion de la linea
de transmisién Cerromatoso — Chinll — El Copey a comienzos del afio 20194, la cual
reforzaria la interconexion eléctrica entre la Costa Caribe y el interior del pais,
reemplazando generacion termoeléctrica con gas natural de la Region Atlantica por
generacion hidraulica del interior del pais.

El escenario aqui registrado (ver Grafica 7-5) muestra los efectos de un retraso de un
afio en la entrada en operacion de tal linea, siendo su consecuencia directa un
incremento significativo de la demanda de gas natural para generacion termoeléctrica
en la Costa Atlantica mientras entra la linea, a fin de mantener la necesaria
confiabilidad del Sistema Interconectado Nacional, causandose riesgo de déficit en el
afo 2020 y superandose la situacion en el afio 2021 gracias a la importacion de gas
natural desde el Pacifico colombiano.

Gréfica 7-5 Balance escenario con retraso en la linea de trasmision
Cerromatoso — Chinu — Copey.
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Fuente: UPME

14 De acuerdo al Plan de Expansion de Referencia Generacién Transmision 2014-2028, disponible en
http://www1.upme.gov.co/energia-electrica
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7.2.4 Escenario bajo condiciones de Fenomeno de El Nifio.

Ante la incertidumbre sobre cuando se podria presentar este fendbmeno, se procede
a considerar la posibilidad de que en cualquiera de los préximos afios pueda ocurrir,
de manera independiente de lo que suceda en los demas afios. Asi, a continuacién
se estima el consumo de gas natural en caso de que suceda este fendmeno en los
periodos julio 2016 - junio de 2017, julio 2017 - junio de 2018, y julio 2020 - junio de
2021; lo anterior no significa que se prevea su ocurrencia consecutivamente, sino que
puede darse en cualquiera de estos periodos.

Para esta condicion, se simula la operacion del sistema eléctrico colombiano, sin red
de transmision, bajo 100 condiciones hidroldgicas diferentes y equiprobables, y se
escogen aquellas 10 series que tengan la menor hidrologia entre julio de un afio en
particular y junio del siguiente (10% series mas secas). En cada una de estas 10
condiciones se determina el correspondiente despacho de generacion eléctrica y el
consecuente consumo de gas natural en cada una de las plantas termoeléctricas que
utilizan este combustible.

El promedio del consumo de gas natural de estas 10 hidrologias multiplicado por 1,15,
en razon al consumo por arranques y paradas, constituye la demanda de gas natural
del sector termoeléctrico bajo condiciones del fenédmeno de El Nifio. Finalmente, se
adiciona la demanda de los demas sectores para conseguir la demanda total de gas
natural bajo condiciones de Nifio.

Gréfica 7-6 Balance para el escenario bajo Fendmeno del Nifio 2016-17.
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La Gréfica 7-6 presenta el balance oferta-demanda para este escenario, en el cual se
determina que se dispondria de oferta suficiente de gas natural para superar la
mencionada condicién climatica en las circunstancias antes expuestas, bajo el
supuesto de entrada de gas importado desde enero de 2017 y la segunda etapa en
enero de 2021. En este escenario se mantiene la misma oferta base nacional de la
declaracién de produccion del afio 2014.
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8 Transporte de gas natural.

Si bien en el pasado no se han presentado problemas de abastecimiento por
transporte de gas natural en el pais, exceptuando algunos eventos que se analizaran
en el capitulo de confiabilidad, la infraestructura de transporte debera incrementarse
en la medida que la demanda aumente en las diferentes regiones y nodos del pais.

Por otra parte, la declinacion de algunos campos de produccion en el pais, ademas
de implicar la necesidad de importar gas natural, tiene como consecuencia nuevas
obras de infraestructura de transporte debido a que algunas regiones se abastecerian
desde nodos diferentes. EIl presente capitulo tiene como objetivo presentar los
requerimientos de expansion de la capacidad de transporte de gas natural en
respuesta a la evolucion proyectada de la demanda y la oferta, presentados en
capitulos anteriores.

Luego de definir las caracteristicas del sistema actual en cuanto a condiciones fisicas
y restricciones de operacion impuestas por el mismo sistema, se considerd la
topologia, didmetros de tuberia, presiones minimas, entre otros, ademas de la
capacidad de entrada en los nodos de produccion y de entrega del sistema actual de
transporte.

8.1 Modelo para el balance nodal de gas natural.
8.1.1 Distribucion nodal de la oferta.

La red de gas de Colombia es esencialmente radial, contando con dos fuentes
principales de suministro que son los campos de la Guajira (Ballena, Chuchupa y
Riohacha) y los campos del Casanare (Cusiana, Cupiagua y otros). Existen otros
campos de menor magnitud, distribuidos en distintas regiones del pais (Valle
Superior, Medio e Inferior del Magdalena, etc.), y algunos aislados del sistema de
transporte sirviendo ciertas zonas, como los campos que surten Yopal (Pauto,
Florefa, etc.) y los campos del Catatumbo que abastecen Cucuta (Sardinata, Cerrito,
etc.).

Por otra parte, se estima la importacion de gas natural licuado y posteriormente
regasificado desde comienzos del afio 2017, la cual entraria al sistema nacional de
transporte desde el nodo de Cartagena. A continuacion, la Tabla 8-1 presenta a modo
ilustrativo para el mes de julio de 2014 como fue la distribucion nodal de la oferta de
gas natural y la Grafica 8-1 la ubicacion geografica de los mismos. Debe tenerse en
cuenta que la capacidad de produccién de los diferentes campos evoluciona de
manera propia, por lo que las participaciones y aportes de cada uno de éstos varia
en el tiempo, segun se estableci6 en el Capitulo 5.

85



Tabla 8-1 Distribucion nodal de la oferta de gas natural (julio de 2014).

Capacidad de Poder

Nodo Participacion | produccion | calorifico

[MPCD] [BTU / PC]

Guajira 43.4% 530.1 996
CusianaBCupiagua |  393%| 4799 1128
PautoyFloredla _ | _ _ _33% _ __400| 12,200
Apiay + Rancho Hermoso 0.8% 10.1 1,113
Gibraltar 2.9% 35.3 1,080
Campos Magdalena Medio 2.2% 27.3 1,073
Valle Buperior 0.2% 2.1 1,072
Vallemferior | _ _ _77%] _ _ _941] 1008
Catatumbo 0.3% 3.6 1,127
Total Nacional 100.0% 1,222.5 1,061

Fuente: Concentra y MINMINAS. Calculos: UPME
8.1.2 Distribucion nodal de la demanda

Para efectos del andlisis, la demanda nacional de gas natural se distribuye en 43
nodos (ver Gréfica 8-1y Tabla 8-2) con una participacion variable en el tiempo segun
el consumo de las regiones y nodos evoluciona a tasas diferentes (ver capitulo 6).

En la mencionada distribucion de demanda es particularmente notable la participacion
de las grandes ciudades, toda vez que concentran demanda residencial, comercial,
industrial y vehicular de forma significativa Entre éstas, sobresalen Barranquilla y
Cartagena porque ademas consumen gas natural para generacién termoeléctrica; la
ciudad de Barrancabermeja localizada en el interior del pais por sus requerimientos
para la refineria de petréleo alli ubicada y finalmente Bogota donde se presenta la
mayor porcion de demanda esencial.

En el futuro, grandes cambios en esta distribucion de la demanda se originaran por la
ampliacion de la capacidad de produccion de las refinerias de Cartagena y
Barrancabermeja, asi como por la entrada de nueva generacion eléctrica para el
sector petrolero en los Llanos Orientales, especificamente, en el nodo de Apiay y en
las cercanias de los campos de Cusiana, lo cual requerira cambios en la direccién de
los flujos, de las capacidades de infraestructura, si las fuentes de suministro, también
se modifican.

De manera contraria, la entrada de la linea de transmisién a 500 kVV Cerromatoso-

Chinu-Copey reduciria drasticamente el consumo de gas natural en la Costa Atlantica,
especialmente en las ciudades de Barranquilla y Cartagena, cambiando la percepcién
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y opciones de abastecimiento, en tanto que es factible la manifestacién de un nuevo
mercado intermedio entre Costa e Interior.

Tabla 8-2 Distribucion nodal de la oferta de gas natural (julio de 2014).

Demanda media
Nodo Participacion | Ene.-Sept. 2014
[MPCD]
|Barranquilla |  26.61%|_  _ 264.63 |
Cartagena [ 9.19%| 9140
COSTA |Monteria |  234%| = _ 23.27 |
ATLANTICA (Riohacha | 1a9%| 1179
|SantaMarta | ~ 083%| = 822
Sincelejo 0.77% 7.63
NorogsTe |Medellin | 3.94% 3915
Sebastopol 0.00% 0.03
Intercor | _ 004% 038
|Hatonuevo | ~ 008%| 077
Valledupar 1.18%| 1175 |
Curumani |  028%| 276
NORESTE |laMata |  005%|  0.54]
SanAlberto |  0.28%| 282
|Barrancabermeja | = 15.90%|  _ 158.08 |
Cicuta | 031%| _ _ 3.04
Bucaramanga 1.06% 10.53
\VilladeLeyva |  0.12%| _1.19 |
Tunja__ | o028% 277
|Sogamoso | 029%|_ 291 |
Aguazul | 021% 210
Yopal | 402%| __ 39.98
|Barrancade Upia | ~ 0.18%| 181 |
Miraflores _001% o011
CENTRO _Sant_ana_. . 002% 019
Puente Nacional | ~~ 0.05%|  0.52
Usme 1.29% 12.85
|[Restrepo | 003% 031
Villavicencio . 242% 24.06
Bogota |  10.53%| = 104.73 |
Zipaquira | 039% 391
lLaBelleza |  001%| 013
Vasconia 3.31% 32.94
Purificacion _ 0.04%| ~ 0.38
INeiva 1. 049% 488
TOLIMA Aipe | 001% 010
|Gualanday |  1.13%| = 1122 |
Mariquita 0.12% 1.24
Manizales 0 1.12%| 1114
CaR |Pereira |  075%| = 7.42 |
Cartago |  047%|  4.69
Armenia 0.42% 4.14
Tulug | 063% 629
SUROESTE |Cali | 735%|  73.12
Popaydn 0.25% 2.52
TOTAL
100.00% 994.5
NACIONAL

Fuente: Concentra. Calculos: UPME
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Gréfica 8-1 Modelo geogréfico de andlisis para el sistema de transporte de
gas natural

Fuente: UPME.
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8.1.3 Descripcion del sistema de transporte y del modelo utilizado

Con la distribuciéon nodal anteriormente descrita, se desarrollé6 un modelo para la red
de transporte a fin de simular la operacion futura del sistema y determinar los flujos
de gas natural. Se consideraron las caracteristicas fisicas de la infraestructura
(diametro, longitud, rugosidad, etc.), geograficas (altitud, temperatura, distancias,
etc.); también se considerd la capacidad de compresion disponible en algunos nodos
(ver Gréfica 8-1 y Tabla 8-3).

Se utilizé el escenario medio de proyeccion de demanda y el escenario bajo de
proyecciéon de la oferta, los cuales corresponden al escenario de referencia
establecido en el numeral 7.1.

La simulacién de estado estable de la operacion se hizo con resolucion mensual,
utilizando los valores medios de flujos diarios®®, para el horizonte comprendido entre
los afios 2014- 2023. Se hizo un doble modelamiento de la operacién: en primer
lugar, se program6 en MATLAB 2014a, siguiendo la termodindmica de los fluidos
usando la ecuacién de rozamiento de White-Colebrooke y la ecuacion de estado de
hidrocarburos regida por la VWRS.

De manera alternativa y con propositos de verificacion, también se elaboré un modelo
de proyecciéon de flujos nodales en Excel y se simulé la operacion fisica usando el
programa especializado en transporte de gas combustible TGNET de Energy
Solutions.

El propédsito del modelo de transporte es proyectar los flujos de gas natural [MPCD]
necesarios para satisfacer las demandas energéticas nodales [GBTUD] desde los
campos que producen un flujo de gas natural [MPCD] con un determinado poder
calorifico [BTU/PC], para el horizonte mencionado y con resolucion mensual.

Una vez determinados los flujos, se verifica que la infraestructura de transporte
correspondiente tenga la capacidad necesaria y en caso de no ser asi, se estima la
expansion de la infraestructura requerida que puede ser bajo dos mecanismos:
instalando o aumentando la capacidad de compresion o construyendo nuevos ductos
paralelos (loops).

Segun se definié en el Capitulo 7, se asume para el modelamiento del sistema de
transporte que para el afio 2021 se dispone de nueva capacidad de importacion de
gas natural ubicada en el puerto de Buenaventura, ingresando al sistema nacional
de transporte en el nodo Cali. A continuacion, se presentan los resultados de la
simulacion:

15 Sj bien cada sector de la demanda tiene variaciones horarias significativas en su consumo, para propdsitos
del andlisis de estado estable se usé el flujo medio determinado en la proyeccién de demanda [MPCD].
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Tabla 8-3 Caracteristicas de los tramos del sistema nacional de transporte de
gas natural, julio de 2014.

Dispone de
Region Tramo Longitud y Diametro Exterior Capacidad de
Compresion ?
_ _ Sincelejo--Monteria _ _ | _ _ 7O0kmen10" | _ _Si_ |
_ _ (Cartagena--Sincelejo | __ _ 123kmen10"+8kmen20"  _ f_ _ _ Si_ _ _ |
| _Bamanquilla—-TermoFlores | 17kmen32' |
COSTA ATLANTICA |- — Ielm_OFI_OIES_"EaEaEEEa ________ llo_krD €n 20"_ _________ Si_ - -
_ SantaMarta—-Barranquilla | _ 82kmen20"y24"(doble) _ _ | __ _ _ _ _ _ |
_ _ _Riohacha--Ballenas _ _ | _ _ _ 27kmen2x20" (doble) _ _ _ |~ _ _ _ ]
Riohacha -- Palomino 95 km en 20"y 24" (doble)
Palomino -- Santa Marta 54 km en 20"y 24" (doble) + 23 km en 20" Si
Guajira -- Hatonuevo 80kmen 18" Si
_ _HatoNuevo--Valledupar _ | _ _ 8lkmen18' | _ _Si__ _ |
Valledupar-- Curumani 160 km en 18" Si
Curumani-- La Mata 91 km en 18" Si
NORDESTE La Mata -- San Alberto 86 km en 18" Si
San Alberto --Barrancabermeja 82kmen 18" Si
Barrancabermeja -- Sebastopol 110km en 20" Si
Barrancabermeja -- Bucaramanga 80kmen8"+78kmen 8"y 6" (doble)
Gibraltar -- Bucaramanga 177 kmen 12"
Sardinata -- Clcuta 68 km en 4"
NOROESTE Sebastopol -- Medellin 142 kmen 12" + 5km en 14"
Sebastopol -- Vasconia 60 km en 20"
Vasconia -- La Belleza 70kmen 12"y 16" (doble) Si
La Belleza -- Sucre 30km en 22"
Sucre - Zipaquird 140 km en 22"
Cogua -- Bogota 55 km en 20" Si
Puente Nacional -- La Belleza 50 km en 20" Si
Puente Nacional -- Sucre 25km en 20"
Puente Nacional -- Santana 35kmen 8"
Villa de Leyva -- Puente Nacional 50kmen 12"y 16" (doble)
CENTRO _ _PuenteNacional--Tunja _ | _ _ 70kmen12"y16"(doble) _ | _ ___ _ _ |
_ _ Tunja--Villadeleyva | _ _ 35kmen12"y16"(doble) _ | _ ___ _ _ |
| _ _ Miraflores—-Tunja | S5kmen12"y 16" (doble) | _ _ _ St _
| _ _ _Tunja--Sogamoso | __ _ _ 6Okmen10" _ |
_ _ Porvenir —Miraflores | S0kmen12"y16"(doble) _ | |
_ Porvenir--BarrancadeUpia_ | _ _ _ _ _ S0kmen12” 1 _ _ _ ]
| _Barrancade Upfa—-Restrepo | 00kmenl0" |
| _ _ _Restrepo--Apiay | _____ 40kmen10" |
Apiay --Usme _ __115kmen6" B Si B
_ _ _ _Florefla--vopal | _ __ __ 18kmen6" | _____ _ |
Morichal -- Yopal 14kmen 4"
_Vasconia—-Mariquita | Okmen2' _ [ _ s _ |
__ Mariquita--Gualanday [ ~  70kmen6" |
TOLIMA-HUILA | Gualanday -- Purificacién __ __ 60kmep12" | |
__ Purificacién--Aipe | ~ 110kmen12* [ |
Aipe -- Neiva 30kmen6"
Mariquita -- Manizalez 125km en 20" Si
COR Manizalez -- Pereira 55 km en 20"
Pereira -- Cartago 35 kmen 20"
Cartago -- Zarzal 40 km en 20"
Zarzal - Armenia 62kmen6"
SUROESTE Zarzal -- Tulua 50 km en 20"
Tulua -- Cali 70km en 20"
Cali -- Popaydn 120 km en 4"

Fuente: empresas transportadoras de gas natural. Calculos: UPME.
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nacional de transporte de gas natural.

De acuerdo con los resultados de las simulaciones de la operacion futura del sistema
nacional de transporte de gas natural, se requiere incremento de capacidad en los
Grafica 8-2 Proyeccion de déficit de capacidad en los tramos del sistema

siguientes tramos, pues los flujos proyectados son superiores a su capacidad

8.2 Resultados del modelo para el balance nodal de gas natural
registrada (ver Grafica 8-2):
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Fuente: UPME.
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ii)- Mariquita — Gualanday.

i)-



iif)- Aguazul — Apiay.

iv)- Cartagena — Guajira.

v)- Construccion del gasoducto Buenaventura — Cali y gasoducto Cali — Vasconia en
comparacion con el gasoducto Guajira - Vasconia.

A continuacion, se profundiza en el analisis de cada uno de éstos y en el capitulo 10
se presentan las medidas propuestas para superar estos déficits y el correspondiente
andlisis financiero:

8.2.1 Gasoducto La Belleza-Vasconia

Se espera para el afio 2015 que entre en operacién la ampliacion de la refineria de
Cartagena, lo cual exigiria un mayor flujo desde los campos de La Guajira hasta
Cartagena. Por ello, es necesario que el gas de los Llanos Orientales compense la
insuficiencia del gas Guajira al interior del pais, exigiendo para esto mas flujo en el
tramo La Belleza — Vasconia en el corto plazo (ver Grafica 8-3), excediéndose la
capacidad de transporte registrada (ver numeral 10.2.1).

Gréfica 8-3 Proyeccion de flujo de gas natural y capacidad de transporte en el
tramo La Belleza-Vasconia.
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Fuente: UPME.

Por otra parte, frente a la expectativa de mayor demanda termoeléctrica en la Costa
Atlantica y Magdalena Medio ante la posibilidad de ocurrencia del Fenémeno del Nifio
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durante el primer semestre de afio 2015, cabe la posibilidad de un incremento del
flujo en este tramo.

Ademas, la capacidad de produccién de Cusiana-Cupiagua estaria alcanzando su
méaximo en el corto plazo, mientras que la demanda de Bogot4, Cundinamarca y
Boyaca continta creciendo progresivamente, por lo que el excedente de gas a
entregar al resto del interior del pais a través del ducto La Belleza — Vasconia
paulatinamente se reduce. En razén de lo anterior, se estima que en el largo plazo el
flujo en este tramo tendria tendencia decreciente.

8.2.2 Gasoducto Cusiana - Apiay

La proyeccion de demanda (basada también en reportes de Ecopetrol) sefiala que,
ademas del incremento de los municipios de la zona, se presentara un aumento
significativo del consumo por parte de dicha empresa en los afios 2015 y 2018 para
propositos principalmente de generacion eléctrica en la region de Apiay (ver Gréfica
8-4).

Respecto a la capacidad de transporte registrada para el tramo Cusiana — Apiay de
33 MPCD, se tendria el riesgo en el corto plazo de no abastecer suficientemente la
demanda. No obstante, la simulacion del sistema nacional de transporte realizada
indica que este tramo tiene una capacidad aproximada de 57 MPCD, suficiente para
cubrir los requerimientos hasta el final de la actual década, siendo necesario entonces
instalar potencia de compresién (ver numeral 10.2.2).

Gréfica 8-4 Proyeccién de flujo de gas natural y capacidad de transporte en el

tramo Cusiana - Apiay.
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Fuente: UPME.
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8.2.3 Gasoducto Mariquita - Gualanday

Este ducto alimenta los municipios de los departamentos de Tolima, Huila, Caqueta
(virtualmente) y algunos del sur de Cundinamarca. La estimacion de demanda para
esta region indica un crecimiento progresivo, de manera que para mediados del afio
2015 el gasoducto alcanzaria el limite de su capacidad de transporte (ver Grafica 8-5),
lo cual exigiria aumentar su capacidad. La simulacién del sistema de transporte indica
gue este tramo de diametro de 6 pulgadas requeriria la construccién de loops debido
a que la instalacién de compresion solo incrementaria marginalmente su capacidad
(ver numeral 10.2.3).

Gréfica 8-5 Proyeccion de flujo de gas natural y capacidad de transporte en el

tramo Mariquita - Gualanday.
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Fuente: UPME.
8.2.4 Gasoducto Cartagena — La Guajira

Desde el afio 2017 se requeriria abastecer parte de la demanda de Barranquilla con
gas natural importado, por lo que se tendria que disponer de capacidad de transporte
en sentido Cartagena - Barranquilla (en sentido contrario al actual). El diametro y
longitud del tramo determina que tal capacidad es cercana a los 350 MPCD, suficiente
para cubrir las necesidades previstas (ver Gréafica 8-6).
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Por otra parte, desde el afio 2021, con ocasién de un mayor consumo de la Refineria
de Barrancabermeja, se tendria flujo de gas natural importado abasteciendo
progresivamente el oriente de la Costa Atlantica y parte del Magdalena Medio, lo que
implicaria disponer de capacidad de transporte (contrario al actual) entre Barranquilla
y La Guajira (en sentido contrario al actual).

Gréfica 8-6 Proyeccion de flujo de gas natural y capacidad de transporte en la
Costa Atlantica.
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Fuente: UPME. Nota: Valores negativos indican flujo en direccién contraria al original.

8.2.5 Construcciéon del gasoducto Buenaventura — Cali y gasoducto Cali —
Vasconia en comparacion con el gasoducto Guajira - Vasconia.

8.2.5.1 Implicaciones de aumentar la importacion de gas natural por la Costa
Atlantica

Segun los analisis de transporte realizados, incrementar en el afio 2021 la
capacidad de importacion desde Cartagena mas alla de los 400 MPCD para
abastecer la demanda nacional exigiria (ver grafica 8-11 y numeral 10.2.6.1):

i)- Incrementar la capacidad de transporte entre Cartagena y Barranquilla:
Desde la entrada en operacion de la planta de regasificacion en el afio 2017
se requiere disponer de capacidad de transporte entre las ciudades de
Cartagena y Barranquilla (contraflujo), siendo la capacidad del ducto actual
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suficiente para satisfacer los requerimientos. En caso de incrementarse la
importacion en el afio 2021 mas alld de 400MPCD, se requeriria disponer de
un loop entre Cartagena y Barranquilla desde el afio 2022 (ver gréfica 8-7).

Gréfica 8-7 Proyeccion de flujos de gas natural y capacidad de transporte en
caso de aumentarse la capacidad de importacion por la Costa Atlantica.
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ii)- Incrementar la capacidad de transporte entre Barranquilla y La Guajira: La
importacion de gas natural por encima de los 400 MPCD tendria también como
destino el interior del pais. Actualmente, se dispone en este tramo de ductos
con didmetro suficiente para transportar cerca de 500 MPCD, lo que requeriria
adelantar, entre otras, las obras asociadas al transito hacia el interior del pais.
No se requeriria la construccion de nuevos loops en este tramo hasta después
del afio 2030 (ver Gréfica 8-7).

iii)- Incrementar la capacidad de transporte entre La Guajira vy
Barrancabermeja: la capacidad de transporte nominal de este tramo es de 260
MPCD. Aumentar la potencia de compresion puede elevar solo marginalmente
el flujo, de manera que se precisa la construccion de un segundo ducto de
caracteristicas semejantes al primero (580 km, 18 a 24") y la infraestructura de
compresion asociada (ver Grafica 8-8).
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MPCD

Iv)-Adecuaciones para el transporte entre Barrancabermeja y Vasconia:
Considerando que del flujo de gas natural proveniente de la Costa Atlantica
una parte importante abasteceria la refineria de Barrancabermeja (= 200
MPCD), se estima que el flujo restante hasta Vasconia puede abastecerse con
el ducto existente de didmetro de 20" hasta finales de la proxima década.

Grafica 8-8 Proyeccion de flujo de gas natural entre La Guajiray
Barrancabermeja en caso de aumentarse la capacidad de importacion
por la Costa Atlantica.
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Gréfica 8-9 Obras de infraestructura requeridas en caso de aumentarse
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Fuente: UPME.

8.2.5.2 Implicaciones de la importacion de gas natural por la Costa Pacifica
Segun los andlisis de transporte realizados, posibilitar en el afio 2021 la capacidad de

importacion desde el puerto de Buenaventura en 400 MPCD para abastecer la
demanda nacional exigiria (ver grafica 8-11 y numeral 10.2.4.2):
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Gréfica 8-10 Proyeccion de flujos y maximos flujos transportables entre
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Fuente: UPME. Nota: Valores negativos indican flujo en direccidn contraria al original; ver Nota al Pie 16.

I)- Construir el tramo de transporte entre Buenaventura y Cali: con una distancia
aproximada de 110 km y un diametro de 24" que tendria capacidad superior a los 400
MPCD. Debe recordarse que en la actualidad entre estas dos ciudades existe un
poliducto y en el puerto se dispone de instalaciones para el trafico de hidrocarburos,
las cuales, si bien no se usarian para el transporte de gas natural pueden facilitar la
construccion de la nueva infraestructura.

ii)- Posibilitar el transporte de gas natural entre Cali y Vasconia (contraflujo): La
importacion de gas natural tendria como destino, en principio, la region del Valle del
Cauca, posteriormente la zona cafetera y el Tolima-Huila y en el mediano plazo
abastecer demanda al norte del nodo Vasconia.

La simulacion de la operacion del sistema de transporte entre Vasconia y
Buenaventura denota que éste tiene capacidad para abastecer la demanda
proyectadal® hasta el afio 2023, luego de realizados los ajustes necesarios para
contraflujos. En el afio 2024, se requeriria instalar nueva potencia de compresion en

16 5e consideran los mismos elementos actuales del sistema, operando bajo condiciones de contraflujo (transporte en direccion Sur-
>Norte).
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la ciudad de Cali y en la region cafetera a fin de poder disponer de todo la capacidad
de importacion desde el Pacifico y transportarlo al interior del pais (ver grafica 8-10).

Gréfica 8-11 Obras de infraestructura de infraestructura requeridas en caso
de posibilitar la importacion de gas natural por la Costa Pacifica.
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Fuente: UPME.
8.2.6 Efecto agregado de las limitaciones de la infraestructura de transporte

A continuacion, la grafica 8-12 presenta la proyeccion de la demanda de gas natural
no atendida por limitaciones de la infraestructura de transporte en los tramos antes
descritos, la cual se contrasta con el escenario en el cual se realizan las ampliaciones
de capacidad necesarias. El capitulo siguiente elabora un analisis técnico y financiero
para definir el tipo de infraestructura necesaria de construir en los mencionados
tramos.
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Gréafica 8-12 Proyeccion de la demanda nacional de gas natural no atendida

por limitaciones de la infraestructura de transporte.
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Fuente: UPME.
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9 Confiabilidad de Gas Natural.

En los capitulos anteriores se ha asumido que los diversos componentes del sistema
operan la totalidad del tiempo sin interrupciones. No obstante, debido a la
indisponibilidad propia que pueden tener los componentes de un sistema
(detenciones programadas o no programadas en la operacion) hay una probabilidad
mayor a cero de que la demanda en ciertos nodos no pueda ser atendida durante
algunos periodos de tiempo.

La confiabilidad hace referencia al complemento de esta probabilidad, es decir, a la
disponibilidad de operacion del sistema y sus partes, de manera que éste serd mas
confiable si dicha probabilidad de falla es menor.

Auln cuando el gas natural sea un compuesto compresible, es decir que ante cambios
de presion puede reducir su volumen con lo cual se tiene la posibilidad de
almacenarse en los gasoductos y por ello la facilidad de disponer de inventarios para
atender la demanda ante cualquier interrupcién de suministro, es elemental para el
sistema, prevenir riesgos de desabastecimiento y mantener continuidad del servicio
haciendo uso del concepto de confiabilidad.

El andlisis aqui presentado se centra en la influencia que tiene la indisponibilidad
operativa de los componentes del sistema, en el abastecimiento de los diversos nodos
de demanda. Se busca esencialmente determinar su impacto y proponer medidas
correctivas para reducir sus efectos y asi aumentar la confiabilidad.

9.1 Indisponibilidad operativa del sistema nacional de gas natural.

Para determinar el grado de indisponibilidad histérica del sistema nacional de
suministro y transporte se recurrid a informacion de interrupciones de los diversos
componentes en el pasado (2008-2014), entre las que se incluyen las programadas
(asociadas a mantenimientos del sistema) y las no programadas (que
corresponderian propiamente a fallas).

La indisponibilidad histérica de cada uno de los elementos j se determindé como la
relacion entre el nimero de horas al afio de indisponibilidad de tal elemento y el
namero de horas al afo, (Ver Grafica 9-1):

horas indisponible al aiio; 100Y%
8760 horas 0

Indisponibilidad; =

Para cuantificar la probabilidad esperada de indisponibilidad de los elementos, se
agruparon los tramos por areas geoldgicas y ponderando por su longitud se estimoé la
indisponibilidad regional por unidad de longitud. Consecuentemente, se determind
para cada tramo la indisponibilidad proyectada, lo cual se presenta en la tabla 9-1,
junto con otras caracteristicas.
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Tabla 9-1 Caracteristicas de indisponibilidad en los elementos del sistema
nacional de abastecimiento y transporte de gas natural.

Indisponibilidad

Indisponibilidad

Indisponibilidad

Tramo L. Longitud [km] |regional por unidad de
histérica | proyectada
longitud [% / km]
Guajira-Intercor 3.176% 39.5 0.220%
Intercor-Hato Nuevo | 0.000%| s | _ _ 0.220%|
Hatonuevo-Valledupar 0.000% 81.0 0.451%
Valledupar-Curumani 0.000% 161.0 0.005576% 0.894%
Curumani-laMata _ _ _ _ _ | 37ew| _ 8 [ ____ 0.505%
La Mata-San Alberto 0.000% 86.2 0.480%
San Alberto-Barrancabermeja 3.176% 80.8 0.450%
Barrancabermeja-Bucaramanga _ | _ _ _ 0.000%| _ _ _ _ 80.8 0.001718% 1 — — — — 0.139%
Barrancabermeja-Sebastopol 0.336% 115.0 0.197%
Sebastopol-Medellin 0.007% 112.7 0.000065% 0.007%
Sebastopol-Vasconia 0.037% 55.0 0.000664% 0.037%
La Belleza-Vasconia 0.121% 92.0 0.001321% 0.121%
Vasconia-Mariquita 1.392% 160.6 0.008730% 1.392%
Mariquita-Manizales 2.752% 37.0 0.879%
Manizales-Pereira 0.000% 48.8 0.023848% 1.157%
Pereira-Cartago 0.000% 31.2 0.741%
Cartago-Armenia 1.349% 32.4 0.041926% 1.349%
Cartago-Tulua 1.456% 60.2 0.287%
[ Tulva-Cali. [ 1.456%| 130.2 | 0.004769%( 0.619% |
Cali-Popayan 0.000% 117.0 0.556%
Mariquita-Gualanday 0.254% 122.8 0.002069% 0.254%
Gualanday-Purificacion 0.251% 40.6 0.006189% 0.251%
Pl..lrificac.ic')n—Aipe 0.299% 89.1 0.002747% 0.244%
Aipe-Neiva 0.000% 19.8 0.055%
La Belleza-Zipaquira 0.982% 108.1 0.009128% 0.982%
Zipaquira-Bogota 0.362% 20.0 0.018107% 0.362%
[Puente Nacional-LaBelleza _ _ | _ 0.000%| _ _ 26 [ __ _ 0.214%|
Puente Nacional-Santana _ _ _ | _ _ _004%| _ _ _ _ 205 L ____ 0.193%
Villa de Leyva-Puente Nacional 0.000% 13.8 0.090%
| Tunja-Villade Leyva [ 1.982%|  : 38.3 | 0.006549%| 0.250% |
Tunja-Sogamoso 0.000% 54.0 0.353%
Miraflores-Tunja 1.982% 52.1 0.341%
Aguazul-Miraflores 0.000% 85.5 0.558%
Aguazul-Barranca de Upia 0.131% 65.9 0.032%
Barranca de Upia-Restrepo 0.000% 62.3 0.000485% 0.030%
Restrepo-Villavicencio _ _ _ | _ _ _ 0000%| _ __ _ 08| UL 0.010%
Villavicencio-Usme 0.734% 122.0 0.059%
Guajira-Santa Marta 0.000% 199.4 0.000206% 0.041%
Santa Marta-Barranquilla 0.058% 81.5 0.017%
Barranquilla-Cartagena 0.012% 128.6 0.000097% 0.012%
Cartagena-Sincelejo 0.037% 127.2 0.000294% 0.037%
Sincelejo-Monteria 0.067% 70.1 0.000957% 0.067%
Campos de La Guajira 0.005% NA NA 0.005%
Campos Valle Medio Magdalena 0.000% NA NA 0.000%
Campos Valle Superior Magdalena 0.000% NA NA 0.000%
Campos Llanos 0.326% NA NA 0.326%
Campos Apiay 0.000% NA NA 0.000%
Importacién 0.000% NA NA 0.000%
Campos Valle Inferior Magdalena 0.000% NA NA 0.000%

Fuente: UPME.

El desabastecimiento proyectado por razones de indisponibilidad es igual al volumen
que producen o transportan los elementos del sistema multiplicado por su

indisponibilidad.

103



Indisponibilidad histéricay proyectada de los elementos del

sistema nacional de abastecimiento y transporte de gas natural.

Grafica 9-1
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Grafica 9-2 Desabastecimiento estimado por elemento

indisponibilidad de los elementos de transporte y produccién.
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La grafica 9-2 muestra en el afio 2023, que los tramos de mayor vulnerabilidad en el
agregado nacional son los que mas volumen transportan hasta los nodos de
demanda, como la troncal de La Guajira — Barrancabermeja y Cusiana — La Belleza
— Bogota.

Con la indisponibilidad determinada para los elementos del sistema, la Gréfica 9-3
presenta el valor esperado de la demanda no atendida para el horizonte comprendido
entre los afios 2014-23.17

Gréafica 9-3 Proyeccion de demanda no atendida en razén a la
indisponibilidad de los elementos de transporte y produccion.
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Fuente: UPME.

9.2 Escenarios de mayor confiabilidad para el sistema nacional de transporte

A continuacion, se proponen dos alternativas sobre infraestructuras de transporte
para aumentar la confiabilidad del sistema de gas:

9.2.1 Confiabilidad mediante gasoductos redundantes
En este esquema se asumieron ductos paralelos a los existentes aunque construidos

sobre servidumbres diferentes, para los tramos mostrados en la grafica 9-4, con el
propésito de respaldar aquellos tramos que comprometan mayor demanda

17 Para esta version se asume que la indisponibilidad de los elementos implica necesariamente desabastecimiento. No obstante,
en el caso de las fallas de menor duracion, el almacenamiento de gas natural dentro del propio sistema de transporte puede
reducir significativamente tal desabastecimiento. En la préxima version de este Plan se incluira en los andlisis tal consideracion.
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Gréafica 9-4 Nueva infraestructura con un escenario de gasoductos
redundantes
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Los efectos sobre la demanda nacional no atendida por la construccién de gasoductos
redundantes se presentan en la grafica 9-5. Es de resaltar la disminucién del nivel de
demanda no atendido con esta alternativa, ya que las restricciones son superadas en
casi un 100%.

Gréfica 9-5 Proyeccion de demanda no atendida en un escenario con
gasoductos redundantes.
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Fuente: UPME.

9.2.2 Confiabilidad mediante gasoductos enmallados

En este escenario se asumieron ductos alternativos que unieran la Costa Atlantica
con el interior (Sincelejo —Curumani), asi como el centro y el occidente del pais
(Mariquita — Zipaquira) y gasoductos redundantes en los tramos mostrados en la
grafica 9-6, para tener un sistema de transporte mas confiable ante riesgos y mejorar
la eficiencia en el desempefio de la red.

En realidad el propésito no es otro que el de contar con un respaldo en aquellos
tramos que comprometan mayor demanda ante situaciones de suspension del
servicio. Los efectos sobre la demanda nacional no atendida se presentan en la
Gréfica 9-5:

18 En el caso del nuevo ducto entre Sincelejo y Curumani, se tiene la posibilidad de utilizar buena parte del corredor del oleoducto
existente entre Ayacucho y Covefias. Para el caso del ducto entre Mariquita y Bogota, se tiene la posibilidad de usar el corredor
del poliducto existente entre Puerto Salgar y Bogota.
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Gréafica 9-4 Nueva infraestructura con un escenario de gasoductos
enmallados (pagina siguiente).
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Gréafica 9-5 Proyeccion de demanda no atendida en un escenario con
gasoductos enmallados
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Fuente: UPME.

Es importante apreciar la reduccion de la demanda no atendida por la construccion
de infraestructura redundante y el cierre de anillos. Es evidente que esquemas
redundantes pueden satisfacer la demanda en situaciones de contingencias por la
seguridad y flexibilidad que proporcionan al sistema, en tanto que una red radial no
esta en posibilidad de atender dicha demanda.
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10 Anadlisis financiero de la expansion de la infraestructura.

El objetivo del Capitulo financiero es evaluar la viabilidad financiera de realizar las
inversiones para expandir la capacidad de transporte en los tramos sefialados en el
Capitulo 8 de este documento y para dar mayor confiabilidad en la prestacion del
servicio, segun las alternativas propuestas en el Capitulo 9.

Para el caso de aumentar la capacidad de transporte en los tramos donde se requiere,
se comparan los costos de aumentar la capacidad de compresiéon y los costos de
construir nuevos ductos paralelos a los existentes (loops), optandose por los de
menor valor. Para el caso de construir infraestructura de transporte para darle
confiabilidad al sistema de abastecimiento, se valora la inversion y su tiempo de
recuperacion.

10.1 Supuestos del analisis
10.1.1 Costos indicativos de la infraestructura de transporte

Para el caso de las inversiones en compresion se determiné una funcién con costos
decrecientes en relacién con la potencia a instalar, segin la Gréfica 10-11°.

Gréfica 10-1 Costos indicativos de inversién en capacidad de compresion
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Fuente: UPME.

La determinacion de costos de inversion de nuevos gasoductos, se materializé a partir
de informacion historica y de estudios previos, con lo cuales se establecié una

19 Estas magnitudes indicativas son tomadas a partir de datos del estudio: Determinacion de los Costos Asociados a la
Implementacioén del Plan Indicativo de Abastecimiento de Gas Natural. UPME — Julian Rojas. 2014.
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ecuacion que relaciona el costo de construccion con la longitud, didmetro y topografia
del terreno. La Tabla 10-1 presenta los resultados del mismo:

In(costo del gasoducto)ys5 = 10.37 + 1.17 In(longitud del gasoducto)

+0.54 In(diametro del gasoducto);,; +1.48 (Dummy)

=0: terreno

=1: terreno montanoso

llano

Gréafica 10-2 Costos indicativos para construccion de gasoductos en el pais.

Costo USD

Diametra (in)

Fuente: UPME

Longitud {km)

Tabla 10-1 Costos indicativos para construccién de gasoductos en el pais
[millones de Délares de 2014]%°.

Diametro [in]

4in 8in 12in 16in 20in
25|$ 55 + §$ 25|S 80 * S 378 99 + $ 46|S 116 + S 53(S 131 + $ 6.0
50[$ 123 + § 57|$ 179 + $ 83($ 223 + S$103|$ 261 + $121(S 294 + S$136
—_— 75]1$ 198 + S 9.2(S 288 + $133 (S 359 + $166|S 420 + S$194|S$ 473 + $21.9
§ 100 |$ 278 + S$128|S 404 + $187 (S 503 + $232 (S 588 + $272|S$ 663 + $307
B | 1255 361 : $167|$ 525 + $243|$ 654 + $302|5 764 + $353 |5 862 * $398
§ | 1505 447 + $206)$ 650 & $300|3 809 x $374|$ 946 * $437[51067 +_ $493]
8| 175 |3 535 x_$247]$ 779 £ $360(5 970 + $448$1133 + $524 /51278 + $591]
200 (S 626 + S$289 (S 911 + $421|S$1134 + $524($1325 + $612[S$1495 + $69.1
225|S 718 + $33.2 (51045 + $483[$1302 + $60.2($1521 + $703|S$1716 = $793
250 (S 813 + $37.6 (51183 + $547|$1473 + $68.1 (51721 + $795[$1942 + $89.7

Fuente: UPME.

20 |os costos de los ductos aqui asumidos corresponden al valor medio de la Tabla 10-1. No obstante, de la misma tabla se
considera que este valor podria variar mas o menos 50% segun las condiciones topograficas, ambientales y sociales de la obra.
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10.1.2 Costos de racionamiento de gas natural

A partir de los valores determinados en el Estudio de Costos de Racionamiento de
Electricidad y Gas Natural, realizado en el afio 2003, se actualizan con la variacion
de los precios de la ultima década para lograr los costos de racionamiento a precios
de enero de 2015, segun la siguiente tabla:

Tabla 10-2 Costos de racionamiento de gas natural.

Rango de Costo de
Racionamiento racionamiento
[ | [uss$/kPC]
Desde Hasta Dic. 2014
0.0 1.5 14.2
1.5 5.0 14.8
5.0 10.0 15.9
[ 100| 200 = = 182
20.0 32.5 20.5
32.5 40.0 22.9
[ 400| e00| = 257
60.0 80.0 28.5
80.0 100.0 30.9
Fuente: UPME.

10.2 Analisis financiero de la expansion de la capacidad de transporte.

Usando los costos indicativos antes expuestos, en cada uno de los siguientes casos
se comparan los costos de inversion frente al valor de racionamiento que se causaria
si no se hiciera la inversion. Se aplicé una tasa de descuento nominal del 15% anual
y de inflacion de 2% anual.

10.2.1 Gasoducto La Belleza - Vasconia

Se estima que la potencia de compresion de la Estacion Puente Guillermo necesaria
para llevar un flujo de 220 MPCD de gas natural entre los nodos La Bellezay Vasconia
alcanza un valor de 2704 hp. Aumentar la capacidad de transporte hasta 266 MPCD
exige una potencia de compresion extra de 524 hp.

Asumiendo como costo de USD 9164 por un caballo de fuerza de compresion
instalado, se calcula que la inversibn necesaria para la nueva capacidad de
compresion requerida es de USD 4,8 millones (precios corrientes de 2014). Por otra
parte, el gas natural no abastecido, en caso de no realizarse la adicion de potencia,
corresponde a la diferencia entre el flujo proyectado y la capacidad nominal de
transporte original del tramo (ver grafica 8-3). Multiplicando este valor por el costo de
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racionamiento de 14,8 USD/kPC (precios diciembre 2014) se obtiene el costo del gas
natural no abastecido (ver tabla 10-3).

Como resulta evidente, la inversion en infraestructura resulta significativamente
menor que el costo de no abastecer la energia al no hacer las obras necesarias, de
donde resulta financieramente viable la expansién de la capacidad de transporte.

Tabla 10-3 Balance financiero para la expansion del tramo
La Belleza — Vasconia

Costo de Inversidon en
- racionamiento | infraestructura
Ano . .
[Millones USS | [Millones US$
Dic. 2014] Dic. 2014]
2014 - -
2015 68.9 4.6
__ 20| _ __ 23| ____-_
2017 - -
2018 - -
2019 - -
2020 - -
2021 - -
| 202 - | -
2023 - -
Totales 96.2 4.6

. Fuente: UPME.
10.2.2 Gasoducto El Porvenir - Apiay

Para aumentar la capacidad de transporte de este tramo hasta 60 MPCD resulta
necesario incorporar una estacion de compresion a mitad del mismo (en los
alrededores de Barranca de Upia -Casanare) al final de esta década, con una
potencia cercana a los 400 hp y por un valor estimado de 3,9 millones de Doélares
(precios corrientes)?*.

Por otra parte, el gas natural no abastecido, en caso de no realizarse la necesaria
inversion, corresponde a la diferencia entre el flujo proyectado y la capacidad nominal
de transporte original del tramo (ver gréfica 8-4). Multiplicando este valor por el costo
de racionamiento de 14.8 USD / kPC (precios diciembre 2014) se obtiene el costo del
gas natural no abastecido (ver tabla 10-4).

2L Considerando las dimensiones y caracteristicas fisicas del tramo, es posible incrementar hasta 65 MPCD su capacidad de
transporte, incorporando nueva potencia de compresion. Aumentos mayores exigirian la construccién de nuevos ductos
paralelos al existente (loops).
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De lo anterior se tiene que la inversion en infraestructura resulta significativamente
menor que el costo de no abastecer la energia por no hacer las obras necesarias, asi
que resulta econdmicamente viable la expansion de la capacidad de transporte.

Tabla 10-4 Balance financiero para la expansién del tramo
Cusiana — Apiay.

Costo de Inversion en
Afio racionamiento | infraestructura
[Millones USS | [Millones USS
Dic. 2014] Dic. 2014]
2014 0.0 0.0
2015 0.0 0.0
__ 2008 ool _ _ _ __ 0.0
2017 0.0 0.0
2018 0.0 0.0
2019 0.1 2.1
2020 0.9 0.0
2021 2.0 0.0
| _2022] 32(_ _ _ __00
2023 4.5 0.0
Totales 10.7 2.1

Fuente: UPME.
10.2.3 Gasoducto Mariquita - Gualanday

Para aumentar la capacidad de transporte de este tramo resulta necesario incorporar
un nuevo ducto paralelo al existente (loop). Asumiendo un loop de 8 pulgadas de
diametro, las simulaciones del sistema determinan que la capacidad de transporte
total del tramo seria superior a los 40 MPCD, siendo suficiente para cubrir la demanda
proyectada hasta més alla de finales de la proxima década.

De acuerdo con la tabla 10-1, se asume un costo indicativo de US$ 53,0 millones
(precios corrientes) para una distancia de 125 km. Por otra parte, el gas natural no
abastecido, en caso de no realizarse la inversion, corresponde a la diferencia entre el
flujo proyectado y la capacidad nominal de transporte original del tramo (ver gréfica
8-5). Multiplicando este valor por el costo de racionamiento de USD 14,8 / kPC
(precios diciembre 2014) se obtiene el costo del gas natural no abastecido (ver tabla
10-5).

Como es evidente, la inversion en infraestructura resulta significativamente menor

que el costo de no abastecer la energia al no hacer las obras necesarias, de donde
resulta financieramente viable la expansion de la capacidad de transporte.
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Tabla 10-5 Balance financiero para la expansién del tramo
Mariguita — Gualanday.

Costo de Inversiéon en
Afo racionamiento | infraestructura
[Millones USS | [Millones US$
Dic. 2014] Dic. 2014]
2014 - -
2015 1.7 49.4
- 2016 39| -
2017 8.9 -
2018 13.3 -
2019 237 -
2020 21.5 -
[ 2021] 24| -
2022 22.6 -
2023 22.7 -
Totales 140.7 49.4

Fuente: UPME.

10.2.4 Comparacion de costos asociados a una segunda etapa de importacion
de gas natural.

En capitulos anteriores se determin0d, la necesidad de una segunda etapa de
importacion en el aflo 2021, basado en la oferta de gas natural establecida en la
declaracién de producciéon??. En tal sentido se consideraron las posibilidades de
hacerlo a través de los puertos de Cartagena o Buenaventura y posteriormente, se
determinaron las obras de infraestructura asociadas a estas posibilidades.

A continuacion, se presenta una comparacion de los costos de tales obras asociadas,
desde los cuales puede considerarse como mas ventajosa la opcion de importar por
la Costa Pacifica:

10.2.4.1 Importaciéon por Cartagena

Para una segunda etapa de importacion desde Cartagena, completando una
capacidad total de 800 MPCD por este puerto en el afio 2021, se estimd a partir de la
proyeccion de la operacion del sistema nacional de transporte de gas natural, las
obras (ver numeral 8.2.4.1) y costos relacionados en la siguiente tabla, los cuales se
basan en los costos indicativos descritos en el numeral 10.1

22 La oferta considerada corresponde al escenario de referencia de este documento, la cual solo incluye la declaracion de
produccién entregada al Ministerio de Minas y Energia en el afio 2014. Debe tenerse en cuenta la posibilidad de que en los
préximos afios se incorporen nuevos campos de produccién que dependiendo de su magnitud modifiquen los anélisis y
propuestas aqui presentadas.
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Tabla 10-6 Costos asociados a una segunda etapa de importacion por la
Costa Atlantica.
Cartagena- Estacion Cartagena-
- _Barranquilla | Palomino_ | _ Guajira _ |
Obraa Ducto: 24", | Compresién: | Ducto: 24", Ducto: 24", |Bidireccionali-| Plantade
realizar 580 km 6 x 10.000 hp 100 km 25 km dad Flujo | Regasificacion
2014 - - - - - - -

B : : : : : B

Guajira-
Vasconia

Guajira-
Vasconia

Ubicacion Cartagena

Total

2016 - - - - - - -

559.5

2026 - - - - - - -
[Millones USS constantes de 2014]

Fuente: UPME.

10.2.4.2 Importacién por Buenaventura

Para una importacion por Buenaventura de 400 MPCD en el afio 2021,
complementaria a la dispuesta en Cartagena desde el afio 2017 también de 400
MPCD, se estim0 a partir de la proyeccion de la operacion del sistema nacional de
transporte de gas natural las obras (ver numeral 8.2.4.2) y costos relacionados en la
siguiente tabla, los cuales se basan en los costos indicativos establecidos en el
Numeral 10.1

Tabla 10-7 Costos asociados a la importacion de gas natural desde la Costa
Pacifica.

; .. |Buenaventura-
Ubicacién

Cali

Cali-Vasconia

Cali-Vasconia

Buenaventura

Obraa
realizar

Ducto: 24",
100 km

Compresion:
2 x 10.000 hp

Bidireccionali-
dad Flujo

Planta de
Regasificacion

Total

ND

[Millones USS constantes de 2014]

Fuente:

UPME.
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10.2.5 Consideraciones de confiabilidad relacionadas con una segunda etapa
de importacion.

Ademas de que la opcién de importar gas natural desde el Océano Pacifico a partir
del aflo 2021 implicaria un menor valor asociado a la infraestructura de transporte
requerida, otro elemento a considerar es el de disponer de una fuente y acceso
alternativo de este combustible en el pais, diversificando el riesgo frente a eventuales
fallas del sistema.

10.2.5.1 Importacion por Cartagena

Para este caso se tendria que para la primera mitad de la siguiente década los
campos de los Llanos Orientales abastecerian la region central y parte del Magdalena
Medio, mientras que el gas natural importado o producido en la Costa Atlantica y
Magdalena Medio abasteceria el resto del pais, segun se indica en la grafica 10-3, lo
que implicaria que una gran parte de la demanda nacional dependeria del transporte
del tramo entre La Guajira y Vasconia.
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Grafica 10-3 Areas de abastecimiento con importacion de gas natural por la
Costa Atlantica.

Fuente: UPME.

10.2.5.2 Importacién por Buenaventura
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En este caso se tendria que para la primera mitad de la siguiente década los campos
de los Llanos Orientales abastecerian la region central y parte del Magdalena Medio,
el gas natural importado o producido en la Costa Atlantica y Magdalena Medio
abasteceria el norte y oriente del pais, y aquel importado desde Buenaventura
alimentaria la Regién Pacifica, Cafetera, Tolima Grande y parte del Magdalena Medio
(ver Grafica 10-4):

Gréfica 10-4 Areas de abastecimiento con importacién de gas natural por la
Costa Pacifica.

Area abastecida desde la Costa Atldntica
B Ao obostenia desie la fosta Pacihica

—

| l[f‘: Area shastecida desde el Interior

Fuente: UPME.
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Consecuentemente, la grafica 10-5 proyecta el valor esperado de la demanda no
atendida para ambas posibilidades, la cual evidencia como la opcién de importaciéon
por la Costa del Pacifico tiene ventajas sobre la confiabilidad en el abastecimiento del
sistema nacional:

Gréfica 10-5 Proyeccion de la demanda nacional no abastecida (confiabilidad)
en caso de importarse gas natural desde el Atlantico o el Pacifico.
25
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%

Segunda Etapa de Importacion desde Cartagena = |Mportacion desde Buenaventura
Fuente: UPME.

10.3 Analisis financiero de la expansiéon con propésitos de confiabilidad.

En consecuencia, con lo propuesto en el numeral 9.2 se evalla el potencial valor que
tendria la construccién de tales obras de confiabilidad, basados en los costos
indicativos determinados en el numeral 10.1, frente al valor del racionamiento que se
generaria al no realizar tales inversiones:

10.3.1 Confiabilidad por gasoductos redundantes

En este caso, los gasoductos alternativos que se propusieron en el numeral 9.2.1
fueron:

e Guajira —Monteria: se estima un ducto de 610 km de longitud y diametro de
24", con un costo de USD 527,8 millones. Se adicionarian cuatro estaciones
compresoras de 10.000 hp cada una, por un valor total de $141,3 millones.

e Guajira - Vasconia: se estima un ducto de 580 km de longitud y diametro de
24", con un costo de USD 501,8 millones. Se adicionaria siete estaciones
compresoras de 10.000 hp, por un valor de $247,1 millones.
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Cusiana — Vasconia: se estima un ducto de 310 km de longitud y diametro de
24", con un costo de USD 268,2 millones. Se adicionarian tres estaciones
compresoras de 10.000 hp cada una, por un valor total de $105,9 millones.

Vasconia — Cali: se estima un ducto de 550 km de longitud y diametro de 24",
con un costo de USD 475,9 millones. Se adicionaria una estacibn compresora
de 10.000 hp, por un valor de $35,3 millones.
La Belleza - Bogotéa: se estima un ducto de 225 km de longitud y diametro de

20", con un costo de USD 174,8 millones.

Se adicionarian una estaciéon

compresoras de 10.000 hp cada una, por un valor total de $35,3 millones.

El valor total de las obras seria de USD1.948,5 millones para la construccion de
ductos y USD 564,9 millones en sistemas de compresion, para un total final de USD
2513,4 millones. La Tabla 10-8 muestra el valor que tendria tal inversién en cada afio,
en caso de hacerse en valores corrientes (columna a) y constantes (columna b).

Tabla 10-8 Comparacion de costos de inversion y racionamiento para el caso
de aumentar confiabilidad mediante gasoductos redundantes

(@)

(b)

(@)

O]

®

Valor de lainversion [Valor de la Inversion (c) Valor del Valor del Yalor d_el
. . e . . ; . ) racionamiento
en infrestructura en infrestructura Déficit diferencial racionamiento racionamiento acumulado 25 afos
[Millones US$ [Millones US$ esperado [MPCD] [Millones US$ [Millones US$ [Millones US$
corrientes] constantes de 2014] corrientes] constantes 2014] constantes de 2014]
2020 2,830.5 1,223.7 6.7 40.8 17.6 46.3
2021 2,887.1 1,085.4 1.9 11.8 4.4 28.7
2022 2,944.8 962.7 2.0 12.8 4.2 243
2023 3,003.7 853.9 24 15.4 4.4 20.1
2024 3,063.8 757.3 21 13.9 34| 157
| _2025] __ __ __ 31251 | _ _ __ __ 6717 | L9l 12s| _______21| _______ 122 |
| _2026] 31876] 5958 | _ ) m3[ 21 9.5]
_2027(_ 32514 _ _____5284| 5] T i 74
_2028|_ _ _ __ _33164| ______ 4687 _ _ 13 9al__ ______ ] 58
| 2020 33827 . a157 [ ) I - ¥ N ) 45|
| _2030] _ _ _ _ 34504 3687 _ _ _ ____ | 74l _______o08[_ ______ = 35]
2031 35194 3270| ______« 09| _______ 67| o6l 27
_2032|_ _ _ __ 35898| _ _ ____2901| < o8] _______ 60| __ 05| 21
| 2033 36615| _ 2573| o7l o sal o4l 16|
| _2034] — 37348] 282 06| _ a9l o3[ ____ - 12]
_2035] 38095 2024 "« 05| aal 02| 09
_2036| _ _ __ 3857| 1795 < o5 L) 02| 07
| 2087 39634 1592 oal o ss| o oal o« 05
| _2038] . 40426 12| 04| 82| o~ oal 04]
2039 " an2ss| 123 o« 03| 29| oal 03
2040 4,206.0 111.1 0.3 2.6 0.1 0.2
2041 4,290.1 98.5 0.3 2.3 0.1 0.1
2042 4,375.9 87.4 0.2 21 0.0 0.0
2043 4,463.4 775 - - - -
2044

Fuente: UPME

Por otra parte, se calcula la diferencia entre las proyecciones de la demanda nacional
de gas natural no atendida cuando se tiene solo el sistema nacional de transporte y
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cuando se tiene éste mas el sistema enmallado (columna c). Con esto se valora el
racionamiento para cada afio asumiendo un costo de racionamiento de 14,8
USD/kBTU (columna d)?® y se lleva a precios de diciembre de 2014 (columna e).
Finalmente, la columna (f) presenta para cada afio, el valor acumulado del
racionamiento para los siguientes 25 afios, a precios del afio 2014.

La gréfica 10-6 compara el costo de la inversion y el de racionamiento acumulado
para un horizonte de 25 afios, de donde puede afirmarse, para los supuestos antes
expuestos, que no resulta financieramente el proyecto de darle mayor confiabilidad al
sistema mediante la opcion de gasoductos redundantes, debido a que en todo el

horizonte de proyeccion los costos de inversion resultan mayores al beneficio de no
racionar.

Gréafica 10-6 Comparacion de costos de inversion y racionamiento para el
caso de aumentar confiabilidad mediante gasoductos redundantes.

3000
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Valor de la Inversion en infrestructura [Millones US$ constantes de 2014]

Valor del racionamiento acumulado 25 afios [Millones US$ constantes de 2014]

Fuente: UPME.
10.3.2 Confiabilidad por gasoductos enmallados

En el caso del enmallado, los gasoductos alternativos que se propusieron en el
numeral 9.2.2 fueron:

e Sincelejo-Curumani: se estima un ducto de 250 km de longitud y didmetro de
24", con un costo de USD 216,3 millones. Se adicionarian dos estaciones
compresoras de 10.000 hp cada una, por un valor total de $70,6 millones.

3 Para los afios posteriores al 2023 se asumid un crecimiento de la déficit diferencial del 1.5% anual.
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Zipaquird-Mariquita: se estima un ducto de 125 km de longitud y didmetro de

24" con un costo de USD 96 millones.

compresora de 10.000 hp por un valor de $35,3 millones.

Con los siguientes gasoductos redundantes:

Se adicionaria una estacion

Curumani — Barrancabermeja: se estima un ducto de 270 km de longitud y
diametro de 24", con un costo de USD 233,6 millones. Se adicionarian tres
estaciones compresoras de 10.000 hp cada una, por un valor total de $105,9

millones.

Mariquita — Cali: se estima un ducto de 370 km de longitud y diametro de 24",
con un costo de USD 320,1 millones. Se adicionaria una estacion compresora
de 10.000 hp, por un valor de $35,3 millones.
Cusiana — Vasconia: se estima un ducto de 310 km de longitud y diametro de
247, con un costo de USD 268,2 millones. Se adicionarian dos estaciones
compresoras de 10.000 hp cada una, por un valor total de $70,6 millones.

El valor total de las obras seria de USD1.134,2 millones para la construccion de
ductos y USD 317,7 millones en sistemas de compresion, para un total final de
USD1.451,9 millones. La tabla 10-9 muestra el valor que tendria tal inversion en cada
afo, en caso de hacerse en valores corrientes (columna a) y constantes (columna b).

Tabla 10-9 Comparacion de costos de inversion y racionamiento para el caso
de aumentar confiabilidad mediante gasoductos enmallados.

(@
Valor de lainversion
en infrestructura
[Millones US$

(b)
Valor de la Inversion
en infrestructura
[Millones US$

(©)
Déficit diferencial
esperado [MPCD]

(d)
Valor del
racionamiento
[Millones US$

(e
Valor del
racionamiento
[Millones US$

®)

Valor del
racionamiento
acumulado 25 afios
[Millones US$

corrientes] constantes de 2014] corrientes] constantes 2014] constantes de 2014]
2020 1,635.1 706.9 135 82.4 35.6 202.2
2021 1,667.8 627.0 5.1 31.6 11.9 167.9
2022 1,701.1 556.1 6.2 394 12.9 157.3
2023 1,735.2 493.2 8.5 54.6 55| 145.5
_ 2024 _ _ _ _ _1,7699| _ _ 4375 ¢ 86| _ _ _ _ __ 565 _ _ _ _ _ _140|__ _ _ _ _ _ 131.0
| 2025 _ _ _ _ _ _ 18053 _ _ _ _ _ _ 3880 | _ _ _ _ _ _ _ _ 87 |(__ _ _ __ 585 _ _ _ _ _ _ _ 126 _ _ _ _ _ _ 1 117.9 |
| 2026 _ _ _ _ _ _ 18414 _ _ _ _ _ _ 3442 | _ _ _ _ _ _ _ 88 | _ _ _ _ _ _ _ 606 | _ _ _ _ _ _ _ 113 _ _ _ _ _ _ 1 106.2 |
_=2027f _ _ _ __18v82| _ __ ___3053| _ ____ _ ¢ 901 __ _ _ ___ 6271 _ _ _ _ _ _ 102 95.6
2028 1,915.8 270.8 9.1 65.0 9.2 86.1
2029 1,954.1 240.1 9.3 67.3 8.3 77.5
2030 1,993.1 213.0 9.4 69.6 7.4 69.7
2031 2,033.0 188.9 9.5 72.1 6.7 62.8
_2082| 20737 | _ _ _ _ _ _1676| _ _ _ _ _ _ _ ¢ or| 746 __ _ __ _ __ 60| _ _ ¢ 56.5
| 2033 21151 486 98| 7z3| __ _ _ _ _ _s4| 52.5 |
2034 _ _ _ _ _ . 2,574 |  _ _ _ _ _ _ 1318 _ _ _ _ _ _ _ 1 100 |_ _ _ _ _ _ _ 80O |__ __ ____49| __ _ ____ 47.3 |
_ 2085 _ _ _ __22006| ______119| _ _____ 01 ____ 881 _ _ _____ 4.4 42.6
2036 2,244.6 103.7 10.3 85.7 4.0 38.3
2037 2,289.5 92.0 10.4 88.8 3.6 34.5
2038 2,335.3 81.6 10.6 91.9 3.2 31.1
2039 2,382.0 72.4 10.7 95.1 2.9 28.0
_ 2040 _ 24296 _ _ _ _ _ __ 642 ool 985 _ _ _ _ _ __ 26| _ - 252
| 2041 " T T T 24782 T T T80 T T T T3 CEEN PXe) T -} 22.7 |
2022 ~ T T T T 25278 _ _ __ __"805|_______1 R X 06| " "2i[ """ TC" 204
_=2043( _ _ _ __25783| _ __ _ ___ 4481 N 10931 _ ______ 90 ______ 1 184
11.6

Fuente: UPME.
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Por otra parte, se calcula la diferencia entre las proyecciones de la demanda nacional
de gas natural no atendida cuando se tiene solo el sistema nacional de transporte y
cuando se tiene éste mas el sistema enmallado (columna c). Con esto se valora el
racionamiento para cada afio asumiendo un costo de racionamiento de 14,8
USD/kBTU (columna d)?* y se lleva a precios de diciembre de 2014 (columna e).
Finalmente, la columna (f) presenta para cada afio, el valor acumulado del
racionamiento para los siguientes 25 afos, a precios del afio 2014.

La gréfica 10-7 compara el costo de la inversion y el de racionamiento acumulado
para un horizonte de 20 afios, de donde puede afirmarse, para los supuestos antes
expuestos, que no resulta financieramente el proyecto de darle mayor confiabilidad al
sistema mediante la opcién de gasoductos enmallados, debido a que en todo el
horizonte de proyeccion los costos de inversion resultan mayores al beneficio de no
racionar.
Grafica 10-7 Comparacién de costos de inversiéon y racionamiento para el
caso de aumentar confiabilidad mediante gasoductos enmallados.
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Fuente: UPME.

24 para los afios posteriores al 2023 se asumi6 un crecimiento de la déficit diferencial del 1.5% anual.
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10.3.3 Analisis financiero de la construccién de una planta de almacenamiento
para Bogota

El siguiente ejercicio tiene un caracter indicativo: pretende definir 6rdenes de
magnitud para decidir sobre la posibilidad de aumentar la confiabilidad en el
abastecimiento de la ciudad de Bogota mediante sistemas de almacenamiento.

Se parte de la proyeccion de demanda de gas natural para la ciudad de Bogota y del
valor esperado de la demanda no abastecida®® usando la metodologia expuesta en
el numeral 9.1. Con éste se determina el valor del racionamiento asociado, el cual
acumulado por veinte afios se compara con el valor de la inversion de la planta de
almacenamiento?®,

Gréfica 10-8 Proyeccion de demanday consumo para la ciudad de Bogota.
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Fuente: UPME.

2 Se considera que en el horizonte de andlisis, la ciudad de Bogota se podria abastecer ademas de los campos de Cusiana,
desde la Costa Atlantica o Pacifica del pais. Esto implicaria que se realicen obras de infraestructura que permitan el transporte
de gas natural desde Buenaventura hasta Vasconia (ver numeral 8.2.4) y desde alli hasta el nodo La Belleza.

26 En este caso no se considera la capacidad de almacenamiento del sistema de transporte que puede usarse para abastecer

parcial o totalmente la demanda frente a contingencias del sistema, reduciendo el valor esperado de la demanda no atendida.
Se espera para la siguiente edicién de este plan incluir este factor en los analisis.
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Otro supuesto es el de la planta de almacenamiento que seria del tipo Peak Shaving
con capacidad de almacenamiento de 1000 MPC, la cual daria suficiente capacidad
para abastecer hasta durante una semana?’ la demanda de Bogot4, estimandose un
costo de 82 millones de doélares?® del afio 2014 y ubicandose en las cercanias de
Bogota (ver grafica 10-9).

Finalmente, la grafica 10-10 muestra, bajo los supuestos antes expuestos la
comparacion de los costos de inversion y el valor de racionamiento esperado en caso
de no construirse la planta, los cuales indican por su relacion la viabilidad de construir
tal planta de almacenamiento.

Gréfica 10-9 Esquema de posible abastecimiento de la Ciudad de Bogota,
contando con la planta de almacenamiento (Peak Shaving).
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Fuente: UPME.

Gréfica 10-10 Comparacién de costos de racionamiento e inversion en una
planta de almacenamiento para Bogota (Peak Shaving).

27 Considerando que la demanda de Bogota crece con el tiempo, los dias de abastecimiento dependen de la fecha en que se
presente la falla en el sistema.

28 Estas magnitudes indicativas son tomadas usando datos del estudio: Determinacién de los Costos Asociados a la
Implementacion del Plan Indicativo de Abastecimiento de Gas Natural. UPME — Julian Rojas. 2014.
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11 Conclusiones y Recomendaciones

11.1 Conclusiones

El balance oferta y demanda nacional de gas natural corrobora que hacia el afio 2017
el pais tendria la necesidad de importar este energético, para lo cual se contindan
realizando las gestiones normativas y técnicas que aseguren disponer oportunamente
del mismo.

Si bien la generacién eléctrica de la Costa Atlantica es el primer usuario del gas natural
importado, se estima que la capacidad de la planta de regasificacion tenga
excedentes de magnitud suficiente para abastecer otros sectores de la demanda
nacional en lo restante de la presente década, incluso bajo condiciones hidroldgicas
severas. Lo anterior requeriria de una actualizacion normativa que lo permita.

En caso de no encontrarse una nueva y significativa fuente nacional de gas natural
en lo restante de esta década, se requeriria para comienzos de la proxima de nueva
capacidad de importacién y regasificacion. Por razones de menores costos y mayor
confiabilidad, se recomienda su ubicacion en la Costa Pacifica colombiana.

El sistema nacional de transporte de gas natural requeriria de expansiones en su
capacidad durante los préximos afios en los tramos de Mariquita — Gualanday,
Cusiana — Apiay y Cartagena — Barranquilla. Igualmente, realizar las obras que
posibiliten el transporte entre Cartagena y La Guajira (contraflujo) al interior del pais.

Los primeros andlisis financieros desarrollados en esta versién del Plan indican como
no viable el desarrollo de una red de transporte redundante con algunos tramos que
pretenden darle un caracter enmallado al sistema. En la siguiente version se
consideraran nuevas alternativas y criterios para incrementar el grado de confiabilidad
en el servicio. Asimismo, la posibilidad de una planta de almacenamiento de gas
natural para la ciudad de Bogota probo ser en este primer andlisis financieramente
viable.

11.2 Recomendaciones

a)

b)

Para mediados del afio 2015 se espera que sea publicada una nueva version de la
declaracién de produccién de gas natural por parte del Ministerio de Minas y Energia,
a partir de la informaciéon suministrada por los propios agentes. Junto con la
proyeccion de demanda realizada por la UPME constituirdn la base para actualizar
durante el segundo semestre del afio 2015 este Plan Indicativo de Abastecimiento de
Gas Natural. Se espera continuar con el acompafamiento e informacién de los
agentes e instituciones del sector para avanzar en este propésito.

Es conveniente continuar haciendo seguimiento al avance de la construccién de la
planta de regasificacion de Cartagena y sobre la gestién comercial para importar tal
combustible; igualmente sobre la posible entrada en operacién de los nuevos campos
nacionales de produccion (Orca, Clarinete, etc.). Lo anterior con el propésito de que
el sector disponga de informacién que le permita tomar decisiones oportunas para
asegurar su abastecimiento.
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d)

f)

Aunque supera el alcance de este plan, se recomienda que la institucionalidad del
sector avance en la normatividad que permita a los diferentes sectores de consumo
disponer de gas natural importado de manera segura y a precios competitivos. Lo
anterior, teniendo en cuenta los efectos que tendrian tales cambios sobre los
incentivos a la exploracion y produccion de gas natural en nuestro pais.

Frente a la nueva situacion internacional de precios del sector hidrocarburos, analizar
la conveniencia de actualizar la normatividad nacional relacionada con el Government
Take que condiciona la exploracion y produccién de hidrocarburos en relacion a otros
paises.

Se requiere del apoyo de los agentes productores de gas natural en cuanto a la
informacién sobre el potencial total de produccion de cada campo, de modo que se
logre establecer otros requerimientos de expansion de infraestructura.

Para las siguientes versiones de este plan se espera avanzar en los siguientes temas:

a Alcanzar un mayor nivel de desagregacion geografica de la demanda y oferta de
gas natural (aumentar el nimero de nodos) en la simulacién de la operacion del
sistema nacional de transporte.

o Extender el horizonte de analisis del Plan hasta veinte afios, de manera que
puedan anticiparse en mayor grado las obras de infraestructura de abastecimiento
y transporte a construir.

o Andlisis de la operacion bajo eventos particulares como la salida temporal de
elementos del sistema (fallas) y propuestas para superar tales situaciones.

@ Incluir nuevos criterios para cuantificar el nivel de riesgo y las potenciales
indisponibilidades del sistema nacional de transporte de gas natural; también
incluir en los andlisis la capacidad de almacenamiento propia del sistema. Lo
anterior permitiria cuantificar de manera mas veraz el grado de confiabilidad del
mismo y sus requerimientos asociados.

a Actualizar y disponer de nuevas fuentes de informacion para estimar los costos
indicativos de construccién de infraestructura de gas natural que permitan
cuantificar de mejor manera su viabilidad financiera.

a Desarrollar nuevos escenarios de sensibilidad en el balance oferta — demanda de
gas natural, los cuales incluirian los posibles eventos y variables sobre los que se
tendria mayor incertidumbre y serian de mayor impacto sobre el sector. Para estos
nuevos escenarios se considerarian, entre otros, las siguientes temas:

a. Reservas y produccion frente a la nueva situacion del mercado de
hidrocarburos y el potencial hallazgo de nuevos campos de produccion.

b. Retrasos en las obras de infraestructura del sector eléctrico y de gas natural
gue puedan afectar la oferta y demanda de gas natural.

c. Frente alaimportacion de gas natural, efectos sobre los precios a los usuarios
y consecuentemente sobre la demanda del mismo.
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12 ANEXOS

Anexo 1. Ubicacion Geografica de las Plantas de Licuefaccion y
Regasificacion de Gas Natural en el Mundo.
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South America
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Anexo 2. Proyeccion de los excedentes de la Planta de Regasificacion de la
“Sociedad Portuaria El Callao”

Este anexo tiene como propdsito realizar un balance parcial oferta y demanda de gas
natural, donde la oferta corresponderia a la planta de regasificacion y la demanda
serian solo los generadores termoeléctricos ubicados en la Costa Atlantica. De tal
balance se determinan los excedentes disponibles para cubrir los requerimientos que
pudiera tener lo restante de la demanda nacional. Lo anterior considera dos
escenarios: demanda media y demanda bajo condiciones de Fenémeno del Nifio.

A continuacion, la grafica A2- 1 presenta la proyeccién de demanda de gas natural

del sector eléctrico a nivel nacional y Costa Atlantica, tanto para el escenario medio
(ver numeral 6.1.4) como bajo Fenémeno de El Nifio (ver numeral 7.2.4)?°.

Gréafica A2- 1 Proyeccion de demanda de gas natural del sector eléctrico a
nivel nacional y Costa Atlantica.
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Fuente: UPME.

2 Ante la incertidumbre sobre cuéndo se podria presentar este fenémeno, se procede a considerar la posibilidad de que en
cualquiera de los préximos afios pueda ocurrir de manera independiente de lo que suceda en los demés afios. Lo anterior no
significa que se prevea su ocurrencia consecutiva, sino que puede darse en cualquiera de estos periodos.
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Consecuentemente, la Grafica A2- 2 compara la demanda de la Costa Atlantica bajo
ambos escenarios y la potencial oferta de importacion de 400 MPCD (=400 GBTUD).
La diferencia entre ambos corresponde a los excedentes de la capacidad de
regasificacion que podrian despacharse para abastecer otros sectores de consumo,
los cuales se presentan en la Grafica A2- 3.

Grafica A2- 2 Comparacion de la demanda de gas natural del sector eléctrico
en la Costa Atlanticay la capacidad de importacién.
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En la Gréfica A2- 3 también se presentan la proyeccion de requerimientos de gas
natural importado de los demas sectores (diferentes al termoeléctrico de la Costa
Atlantica), los cuales son menores a los mencionados excedentes de importacion. Lo
anterior indicaria que inclusive bajo una situacion hidrolégica severa habria suficiente
capacidad de importacion para atender la demanda no eléctrica. Se asume que
hacia el afio 2021 la demanda nacional contaria con la entrada de la segunda etapa
de importacién o con nueva capacidad de produccion nacional.
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Gréafica A2- 3 Estimacion de lalos excedentes de la capacidad de importacién
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Anexo 3. Proyeccidn estocastica de la ofertay demanda de gas natural

La tarea de predecir el comportamiento de la oferta o la demanda de gas natural esta
sujeta a importantes indeterminaciones, lo cual implica desviaciones considerables
en los parametros que surgen de un modelo deterministico.

En el presente anexo se hizo un analisis estocastico del comportamiento de la
demanda y la oferta de gas natural: primero, se explican los desarrollos tedricos para
la caracterizacion de la demanda de gas natural y se presenta como resultado, las
funciones de probabilidad de dicha demanda. Segundo, se realiza un desarrollo
paralelo en el caso de la oferta de gas natural. En tercer lugar, se contrasta la
demanda y la oferta, teniendo en cuenta las limitaciones de la red de transporte, para
determinar el valor esperado del desabastecimiento.

Demanda estocastica de gas natural

Se analiza la demanda mediante la composicion de tres sefales deterministicas,
correspondientes a cada uno de los escenarios de demanda deterministicos
considerados (alto, medio y bajo).

Con la consideracion del ruido blanco en las componentes de sefal, las
probabilidades de los escenarios toman como referencia el escenario medio,
partiendo de la hipétesis que ésta es la mas probable y las relaciones entre las
probabilidades de los otros escenarios sigue la funcién de probabilidad normal:

PB = PM eXp(_ (b — T)ZJ (1)
20

P, =P, exp(— @-m- T)Z] 2
20

Los niveles de demanda de los escenarios alto, medio y bajo son a, m y b,

respectivamente. Asimismo, las probabilidades de dichos escenarios son PA, My

PB, también respectivamente. Se presentan los resultados obtenidos para éstas
probabilidades en 2 versiones:

La primera es tomando la varianza media y en la segunda versién se fuerza a tomar
la probabilidad del escenario medio en el 90%, dado que se mayor certeza de
ocurrencia de este escenario y es la base con la que se establecen los planes de
expansion y confiabilidad.

Los resultados se presentan a continuacion y se tiene, para la varianza ponderada:

P, =0.32154
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P, =0.42013
P, =0.25833

la grafica A3- 1 presenta los escenarios de demanda originales deterministicos y el
estocastico:

Gréfica A3- 1 Escenarios de demanda estocastica con varianza ponderada.
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Fuente: UPME.

Y para un escenario medio forzada de 90%, los resultados son:

P, = 0.094705
P, =0.9
P, = 0.0052946

La gréafica A3- 2 presenta los escenarios de demanda originales deterministicos y el
estocastico para este segundo caso:

En la version mas dispersa (P, =0.42685) ya se observa que el valor esperado de
los escenarios se acerca al escenario medio, que es el resultado que se espera.
Cuando se refuerza la probabilidad de ocurrencia del escenario medio (P, =0.9) El
valor esperado se acerca mucho mas al escenario medio.
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Gréafica A3- 2 Escenarios de demanda estocastica con varianza ponderada.
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Oferta estocastica de gas natural

La tabla 1 corresponde a una “tabla de verdad” (tabla de posibilidades) que muestra
los escenarios posibles de oferta cada uno con su probabilidad y su correspondiente
sefal de oferta. Las probabilidades de los escenarios son igualmente:

R, =01
R, =05 3)
R, =0.9

A diferencia de la demanda, la oferta no sigue una sefial estocastica sino
deterministica, pero al tener incertidumbres sobre la disponibilidad de los distintos
tipos de reservas de gas natural, entonces la oferta adquiere una naturaleza
estocastica.

Tres tipos de escenarios han sido incluidos en el analisis dependiendo de la
disponibilidad de las reservas y se ha generado una densidad de probabilidad
incondicional gracias a los estandares de probabilidad empleados por expertos
internacionales y que la ANH acogié.

Las probabilidades de la tabla de verdad quedan entonces:
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Tabla A3-1. Tabla de verdad con sus correspondientes probabilidades.

Escenario Probabilidad
R,R;R, 0,1
RiR;R, 0,4
RR,R, 0,08
RR;R; 0,32
RR.R, 0,011111
RRR 0,044444
RRR 0,0088889
RRR; 0,035556

Fuente: UPME.
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