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GLOSARIO

CAPACIDAD: es el maximo volumen de gas que puede ser almacenado en una
facilidad de acuerdo con su disefio. La capacidad de almacenamiento de gas es la
suma del gas de trabajo mas el gas base.

GAS BASE (cushion gas): La cantidad minima de gas que la formacion necesita
para operar; en otras palabras, es la cantidad de gas que permite la presién
necesaria para producir el total de gas de trabajo. Comunmente se le llama
también como gas colchon.

GAS DE TRABAJO (working gas): se refiere a la capacidad total menos el gas
base.

TASA DE INYECCION (llenado): Tasa a la cual el gas debe ser inyectado en la
formacion de acuerdo con consideraciones de disefio y operacion.

TASAS DE PRODUCCION (vaciado): tasas a la cuales el gas sera producido de
acuerdo a los volumenes y tiempos de demanda requeridos.

CICLOS: El numero de veces que el volumen de gas de trabajo puede ser
inyectado y producido en un afio.

POROSIDAD: es volumen de poros (espacio vacio) de una roca dividida por el
volumen total de la roca. Este es expresado en porcentaje y se denota por ¢.

PERMEABILIDAD: La permeabilidad absoluta es una propiedad intrinseca del
medio poroso que expresa la capacidad que tiene el medio de permitir el flujo a su
través cuando esta saturado 100 % de una sola fase, expresado comunmente en
unidades Darcy.

FACTOR DE COMPRESIBILIDAD Z: Factor de desviacion del gas, es la relacion
entre el volumen realmente ocupado por un gas a una presion y temperatura dada
sobre el volumen que ocuparia ese mismo gas a la misma presion y temperatura
Si este se comportara como un gas ideal.
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RESUMEN

El proyecto consiste en desarrollar un procedimiento para estudiar la pre-
factibilidad técnica, econémica y ambiental del almacenamiento de gas natural en
un yacimiento agotado como un sistema de respaldo para el suministro continuo
en Colombia que permita garantizar el abastecimiento de gas natural a los
usuarios ante eventuales fallas, operaciones de mantenimiento o interrupciones
inesperadas en los suministros.

Se definieron los aspectos técnicos y condiciones de operacion de un yacimiento
agotado de crudo o gas para el almacenamiento de gas natural y se establecieron
los componentes necesarios para modelar la viabilidad técnica y econémica para
la futura gestién de la implementacion del almacenamiento de gas natural en un
yacimiento agotado de crudo en el contexto colombiano.

La metodologia del trabajo consisti6 en analizar la informacion existente de
fuentes confiables en paises donde se ha implementado esta alternativa y de
resultados de otras investigaciones para proceder a depurar la informacion
requerida y asi desarrollar un procedimiento con los pasos sugeridos para el
estudio de la viabilidad de la opcion con yacimientos agotados como unidades de
almacenamiento de gas natural para Colombia esperando impactos en los
contextos industrial, econdémico, ambiental, sector transporte y seguridad
energética nacional.

El costo del estudio fue de 10 millones de pesos colombianos y esta propuesta
esta adscrita a la Maestria en Gestion Energética Industrial del INSTITUTO
TECNOLOGICO METROPOLITANO — ITM.

Palabras clave: almacenamiento de gas natural, facilidades para hidrocarburos,
almacenamiento subterraneo, costos, inversion, ingresos, economia.
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ABSTRACT

The project is to develop a procedure for pre-feasibility study technical, economic
and environmental aspects of natural gas storage in a depleted reservoir as a
backup system for continuous supply in Colombia that will guarantee the supply of
natural gas to users any failure, maintenance or unexpected interruptions in
supplies.

We defined the technical and operating conditions of a depleted reservoir of oil or
gas to natural gas storage and set up the necessary components to model the
technical and economic viability for the future management of the implementation
of natural gas storage in as depleted oil in the Colombian context.

The methodology of the study was to analyze existing information from reliable
sources in countries where this alternative has been implemented and results of
other investigations to proceed to refine the information required and develop a
procedure with the steps suggested for studying the feasibility of the option
depleted as storage of natural gas to Colombia waiting contexts impacts on the
industrial, economic, environmental, transport sector and national energy security.

The cost of the study was 10 million Colombian pesos and this proposal is
attached to the Master of Industrial Energy Management of INSTITUTO
TECNOLOGICO METROPOLITANO - ITM.

Keywords: natural gas storage, facilities for hydrocarbons, underground storage,
costs, investment, revenue, economics.
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1. INTRODUCCION

Los yacimientos agotados de petrdleo o gas natural son una alternativa para
aplicar en la cadena del gas natural. Esta tecnologia de almacenamiento
subterraneo entrega una mayor confiabilidad en el suministro permanente de gas
natural, un mejor aprovechamiento de los recursos energéticos en épocas de altos
precios del combustible y ofrece un respaldo en caso de mantenimiento
programado por parte de alguno de los integrantes de la cadena del gas natural.

Un proyecto de almacenamiento de gas natural en depdsitos subterraneos a partir
de yacimientos agotados en Colombia; puede traer muchos beneficios, pero no se
dispone de estudios que estimen la factibilidad para ser desarrollados a mediano y
largo plazo.

El proyecto de investigacidon ejecutado tiene como obijetivo principal; desarrollar un
procedimiento para estudiar la pre-factibilidad técnica, econémica y ambiental del
almacenamiento de gas natural en un yacimiento agotado como un sistema de
respaldo para el suministro continuo en Colombia, definiendo los posibles
escenarios bajo los cuales los almacenamientos de gas natural en yacimientos
agotados de hidrocarburos se usarian en la cadena del gas natural en Colombia
en los proximos afios. Se definirdn las condiciones técnicas y econdémicas; bajo las
cuales se desarrollaria la implementacion de las unidades de almacenamiento
subterraneas de gas natural en Colombia.



2. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Las reservas actuales probadas de gas natural en el mundo son 7360,9 trillones
de pies cubicos (TCF: trillion cubic feet) (BP, 2012), el consumo es de 113,82 TCF
en el afio 2011 (BP, 2012) y la relacion reservas / produccion es de 63,6 afios (BP,
2012), la capacidad en almacenes subterraneos es de 11809 billones de pies
cubicos (BCF: billion cubic feet) (ENAGAS, 2010). De las reservas probadas la
gran mayoria estan en Rusia y el Medio Oriente lejos de las areas de demanda lo
qgue implica la necesidad de medios de transporte y/o almacenamiento de gas para
satisfacer el suministro continuo de las potenciales demandas en las regiones
consumidoras.

La demanda por gas natural en el mundo proviene de tres principales mercados: el
sector domiciliario, el sector industrial y el sector de generacion de electricidad.
Esto implica para las compafiias distribuidoras de gas natural, generar planes
alternos que permitan disponer de gas natural para suplir los maximos consumos,
picos de demanda y suministros adicionales de gas por eventuales fallas en los
suministros o cortes inesperados y efectos climaticos. Uno de estos planes
consiste en el uso de unidades de almacenamiento de gas en superficie o
subterraneos de gran capacidad para satisfacer las demandas del mercado cerca
a los grandes centros de consumo del combustible.

Para el caso colombiano, las reservas actuales probadas de gas natural son 5,8
TCF, el consumo es de 317,83 BCF en el afio 2011 y la relacion
reservas/produccion es de 14,9 afios (BP, 2012), el suministro de gas natural al
sistema nacional de gasoductos de Colombia proviene principalmente de la
Guajira con un 56 % y de Cusiana — Cupiagua con un 28% (Cadena, Herrera &
Gonzalez, 2012) siendo los dos ramales principales que abastecen el pais (la
costa Atlantica y el centro del pais) y con un consumo incrementandose por la
mayor acogida en los ultimos afios del plan de masificacion del gas natural.

Se hace necesario entonces dadas las reservas actuales probadas y las
demandas de consumo del pais tener un sistema de respaldo a través de
unidades de almacenamiento de gas subterraneo ubicados estratégicamente en
regiones de facil acceso que permitan disponer del gas natural para garantizar el
flujo continuo en situaciones de fallas o interrupciones inesperadas en el sistema
de gasoductos nacionales. El gobierno nacional solamente fijo el orden de
atencion prioritaria cuando se presenten insalvables restricciones en la oferta del
gas natural o situaciones de grave emergencia (COLOMBIA. MME, 2005) y
(COLOMBIA. EL CONGRESO, 1994) y actualmente a través del Decreto No. 2100
del 15 de junio de 2011 en su capitulo Il, Articulo 19: Almacenamiento subterraneo
en campos de hidrocarburos nos dice que “En un plazo no superior a un (1) afio, el
MME y la ANH evaluaran conjuntamente la viabilidad de la utilizacion de campos



de hidrocarburos con fines de almacenamiento de gas natural como alternativa
para asegurar la confiabilidad del servicio publico”.

En el afio 2012 se llevaron a cabo tres estudios importantes: i) Estudio de
Fedesarrollo, patrocinado por algunas generadoras térmicas del pais e
inversionistas del sector y realizado por Fernando Barrera Rey, ii) Estudio de la
CREG Yy realizado por SNC-Lavalin Itansuca y Freyre & Asociados vy iii) Estudio
dirigido por DNP - Minminas y realizado por Uniébn Temporal Consultores
Independientes, los cuales concluyeron de la necesidad de la construccion de
plantas de LNG en las costas colombianas (PROMIGAS, 2012). Con base a los
estudios anteriores la CREG dicto la Resolucion CREG 054 de 2012 (Por la cual
se establecen los criterios de confiabilidad, se fijan las reglas para la evaluacion y
remuneracion de los proyectos de inversion en confiabilidad del servicio publico de
gas natural) en particular para el abastecimiento con plantas de regasificacion
LNG y para proyectos posteriores por fuera del periodo de transicion dice que se
realizara en enero de 2013 (CREG, 2012).

Existe dos alternativas las cuales son: la regasificacion a partir de la importacion
GNL (gas natural licuado) en barcos metaneros, siendo a precios superiores
correspondientes al mercado nacional o de la importacion desde Venezuela a
través de gasoductos a partir del 2012 de acuerdo con el contrato firmado entre
PDVSA y ECOPETROL aunque las importaciones desde Venezuela no estan aun
garantizadas pero pueden ocurrir durante la década.



3. ANTECEDENTES Y JUSTIFICACION

El gas natural en Colombia es uno de los recursos energéticos mas importantes
en el desarrollo de la economia nacional, desde 1990 se ejecuta el Plan de
Masificacion del Gas como alternativa para remplazar los combustibles
tradicionales logrando cambios en la estructura del consumo energético siendo la
segunda con un consumo del 16 % al igual que hidroenergia y después del
consumo de petroleos y derivados con un 46 %, ademas de generar mejores
condiciones para la calidad de vida de los ciudadanos, sector industrial méas
competitivo, desarrollo del sector transporte, entre otros (Zamora, 2011).

Actualmente el balance de oferta y demanda de gas natural en el corto plazo es
aceptable pero a mediano y largo plazo existe incertidumbre en cuanto al
abastecimiento y su disponibilidad de produccién en firme para ofertar. EI mercado
del gas natural colombiano se caracteriza por tener para cada campo de gas un
solo productor asociado y para cada uno de los gasoductos zonificados un solo
transportador aparte que en las ciudades nos encontramos con un solo
distribuidor-comercializador de gas natural. El precio del gas natural de la Guajira
es regulado por el MME para evitar desmejoramientos a los consumidores
residenciales de los 6.121.312 usuarios de los cuales el 85 % son de los estratos
1,2y3.

La produccion nacional de gas ocurre principalmente en la Costa Caribe y los
Llanos Orientales. La Guajira (campos de Ballena - Chuchupa) y Casanare
(campo Cusiana - Cupiagua), agrupan el 47% de las reservas probadas de gas en
Colombia y el volumen de produccion de estos dos campos represento el 84 % del
total nacional para el afio 2012. La situacion actual de estos campos es muy
distinta, ya que en La Guajira no se espera realizar mayores descubrimientos y
reclasificaciones de reservas, mientras que en campos como Cusiana LTOIl y
Gibraltar ya estan interconectados al gasoducto desde el 2011 (Gutiérrez, 2011) y
el campo Cupiagua en el 2012 (Gutiérrez, 2012). Los otros campos existentes se
encuentran repartidos a lo largo del territorio nacional pero su produccion es muy
reducida y no representa un porcentaje significativo del total nacional.

En cuanto a la demanda de gas en Colombia, ésta compuesta por los sectores
eléctrico, industrial, doméstico, refineria, Gas Natural Vehicular (GNC) vy
petroquimico. EI mayor sector demandante de gas en Colombia es el industrial, el
cual consume el 30 % del total nacional, tal como lo evidencia la Figura 1. Dentro
de los componentes de la demanda, se destaca la relacionada con el sector
doméstico por su crecimiento en cobertura durante la ultima década, al pasar de
4.492.005 usuarios en 2007 a 6.121.312 en 2011 como se aprecia en la Tabla 1,
este crecimiento se produce porque el precio del gas se encuentra entre los mas
bajos del mercado de energia primaria y es la justificacion por la cual su demanda
entre los hogares colombianos ha crecido exponencialmente frente a fuentes de
energia convencionales.



Figura 1. Demanda de Gas Natural en Colombia por consumidores

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.
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En afos anteriores, la amplia capacidad de produccion del campo Guajira ha
permitido satisfacer la demanda nacional y sus excedentes de produccion se han
exportado hacia Venezuela. Para el afio 2011, el complejo de campos de gas de
La Guajira produjo conjuntamente 637 MPCD, lo que representd un 62 % de la
oferta total nacional.

Tabla 1. Cantidad de instalaciones domiciliarias (residencial) de gas natural

en Colombia por regiones desde el afio 2007 hasta el 2011

Guajira 88776 80,325 64,919 £9.451 74,169
Atlantico - Magdalena 456901 h26.050 hRie1h hth.Ga4 h97.401
Bolivar - Cordoba - Sucre 407 840 434910 452 755 479395 513.550
Cesar 92 509 102.325 1059752 116775 129433
Santander 262505 275639 28685 296216 306.300
Huila - Tolima - Caqueta 264324 268819 323402 725 372,842
Morte de Santander £5.875 &7.061 71.542 33.064 95.607
Casanare - Meta - Guaviare 127.251 142 585 154.520 169.446 184.231
Cundinamarca - Boyaca 1.604 855 1.711.948 1.812.571 1.508 518 2.018.685
Valle del Cauca - Cauca 565233 £616.904 66 457 T43.973 411.973
Eje Cafetero 232183 271.523 255311 28724 Je0EM
Antioguia 316339 433.943 501.393 hRg.022 £56.496

Curdinzmarcs Inciye Bogotd DT

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.



Actualmente existen posibilidades de descubrimientos costa afuera en particular
en la cuenca Caribe pero la disposicion de su produccion no seria inmediata y el
futuro del gas natural en Colombia debe apoyarse en realidades dado que las
reservas actuales probadas de gas natural son 5,8 TCF y el consumo es de
317,83 BCF en el afio 2011 y la relacion reservas/produccion es de 14,9 aios (BP,
2012), si no hay nuevos descubrimientos se tiene que pensar en las importaciones
gue pueden ser como primera instancia aprovechando el gasoducto Colombo-
Venezolano pero Venezuela deberia desarrollar sus pozos gasiferos en el oriente,
en segunda instancia esta la opcion tecnoldgica a partir de cinco posibilidades
CcOmo son:

¢ Instalacién de un proyecto de regasificacion importando gas natural licuado
(GNL) en el corto plazo.

e Importacion de gas natural comprimido (GNC) en barcazas desde
surtidores cercanos como es el caso de Trinidad, también en el corto plazo.

e Almacenamiento de gas natural para la infraestructura elegida (GNL o
GNC) y poder implementar la confiabilidad en el suministro interno y
favorecerse durante las importaciones para poder comprar cuando se
tengan precios de compra aceptables en el mercado en el corto plazo.

e Desarrollo de proyectos de gas no convencional como son el gas shales
donde Ecopetrol adelanta una iniciativa de comprobacién de potencial en 2
pozos estratigraficos en el Valle Medio del Magdalena (Gutiérrez, 2011),
gas asociado a los mantos carboniferos (CBM) e Hidratos de Metano
(Gutiérrez, 2011) pero con la limitante de que son a largo plazo y tecnologia
de extraccibn mas moderna.

Hoy en dia se sigue impulsando el uso del gas natural en proyectos de gas natural
vehicular, gasoductos virtuales con transporte por carretera de gas comprimido a
una presion de 3000 psi desde una estacion madre y es llevado a poblaciones
lejanas donde no llegan los gasoductos, al llegar se desacoplan los médulos con
el gas de los camiones transportadores y se descomprime para su distribucion
dentro del programa Gas Sin Fronteras con el apoyo del Fondo Especial de Cuota
de Fomento del MME y en lo ambiental ha contribuido a sustituir otros
combustibles mas contaminantes en los sectores industrial y vehicular.

En el mediano y largo plazo los escenarios de proyeccion de demanda muestran
que el reto principal en la cadena del gas natural es garantizar el abastecimiento,
suministro y confiabilidad sin interrupcién a los consumidores ante la proyeccién
de disminucion de reservas de gas. Evitar una escasez de gas natural o
desabastecimiento estd en manos del gobierno nacional quien debe crear algo
similar al Cargo por Confiabilidad (CxC) del sector eléctrico en el sector gas
natural para estimular a los particulares en la participacion con proyectos para



viabilizar la implementacion de almacenamientos subterraneos de gas natural en
yacimientos agotados y la compra de gas natural a través de gasoductos como es
el caso con Venezuela y / o la implementacién del proyecto de importacion de
GNL o GNC. Este estudio tiene como objetivo principal; desarrollar un
procedimiento para estudiar la pre-factibilidad técnica, econémica y ambiental del
almacenamiento de gas natural en un yacimiento agotado como un sistema de
respaldo para el suministro continuo en Colombia, definiendo los posibles
escenarios bajo los cuales los almacenamientos de gas natural en yacimientos
agotados de hidrocarburos se usarian en la cadena del gas natural en Colombia
en los afios préoximos.



4. HIPOTESIS

La viabilidad de las unidades de almacenamiento de gas natural para Colombia
depende de la ubicacién geogréfica de los actuales y futuros consumidores del
gas natural con sus proyecciones de demanda.



5. OBJETIVOS

5.1 OBJETIVO GENERAL

Desarrollar un procedimiento para estudiar la pre-factibilidad técnica, econdémica y
ambiental del almacenamiento de gas natural en un yacimiento agotado como un
sistema de respaldo para el suministro continuo en Colombia.

5.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS

¢ Definir aspectos técnicos y condiciones de operacion de un yacimiento agotado
de crudo o gas para el almacenamiento de gas natural.

o Definir reservas, produccion, demanda de gas natural y ubicacién geogréafica de
posibles yacimientos agotados de crudo o gas en Colombia.

e Establecer los componentes necesarios para modelar la viabilidad técnica y
econdémica para la futura gestién de la implementacion del almacenamiento de
gas natural en un yacimiento agotado de crudo o gas en el contexto
colombiano.



6. MARCO TEORICO

6.1 ESTADO DEL ARTE

6.1.1 Antecedentes del almacenamiento de gas natural. Los inicios del
almacenamiento de gas natural en el mundo ocurrieron a gran escala (grandes
capacidades de almacenamiento manejadas por productores, transportadores y
distribuidores).

6.1.1.1 Almacenamiento subterrdneo de gas natural. Las diferentes
formaciones geolégicas adecuadas para almacenar gas han sido desarrolladas
cerca de las grandes regiones consumidoras de gas natural basicamente para
reducir costos y reducir la necesidad de mayores infraestructuras en gasoductos
(diametros mayores), suplir los picos de demanda, garantizar consumos
adicionales por los efectos climéticos, suplir eventuales fallas o dafios en los
gasoductos.

El almacenamiento de gas bajo tierra se origind6 a partir de 1915 cuando los
yacimientos agotados (yacimientos de petréleo o gas donde la producciéon no es
econdmicamente viable) estuvieron disponibles principalmente en Ontario
(Canada) (FERC, 2004) y 1916 en el Campo Zoar al sur de Bufalo, New York el
cual continua hoy en operacién (Estados Unidos) (Fritz et al., 2002), 1964 en ltalia,
1968 en Austria y, posteriormente en 1946 fue adecuado el primer acuifero
(yacimientos de agua) en Kentucky (EEUU), 1954 en Alemania, 1956 en Francia,
1965 en Checoslovaquia y para el afio de 1961 estaria en funcionamiento el
primer domo de sal en Michigan (EEUU), 1963 en Canada, 1964 en USSR, 1970
en Francia, 1971 en Alemania y el Reino Unido.

Cada tipo de almacenamiento tiene sus propias caracteristicas fisicas tales como
porosidad, permeabilidad y capacidad de trampas de retencion, y econdémicas
como el sitio, costos de adecuacion de la facilidad, mantenimiento, tasas de
inyeccion y de produccion, numero de ciclos por afio. Normalmente los
yacimientos agotados son los primeros elegidos, debido al conocimiento que se
tiene de la estructura geoldgica y fluidos almacenados en la misma, asi como las
facilidades disponibles en superficie para el transporte y manejo de fluidos. En
segunda instancia estan los acuiferos, consecutivamente las cavernas de sal y por
ultimo algunas minas abandonadas especificamente EEUU en el afio 1963,
Bélgica, Alemania y Francia con una respectivamente, han sido usadas como
unidades de almacenamiento subterrdneas de gas natural (IHRDC, 2008). La
Tabla 2. muestra la distribucion de gas de trabajo por tipo de almacenamiento
usados en el mundo. Alli se puede observar que alrededor del 81 % del gas de
trabajo usado como soporte de los sistemas de gasoductos en el mundo
corresponden a yacimientos agotados, un 14,5 % corresponde a acuiferos debido
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a su cercania en términos geoldgicos a los yacimientos agotados. El gas de
trabajo proveniente de cavernas de sal corresponden a un 3,9 % del total
caracterizadas por altas tasas de produccion y al mayor nimero de ciclos por afio
cuando es comparado con las otras alternativas, finalmente un 0,02 %
corresponden a minas abandonadas.

Tabla 2. Distribucion de volumenes de gas de trabajo por tipo de
almacenamiento en el mundo

Tipo de almacenamiento | Volumenes de gas de trabajo en %
Yacimientos de gas 81.6
agotados
Acuiferos 14,5
Cavernas de sal 3,9
Minas abandonadas 0,02

Fuente: INTERNATIONAL HUMAN RESOURCES DEVELOPMENT
CORPORATION (IHRDC), The role of Gas Storage in International Gas
Markets, in XI Congress of Naturgas, Cartagena Colombia, 2008.

o Yacimientos agotados. El almacenamiento estad determinado por el
namero de pozos de inyeccién / produccion, por la capacidad de produccién de los
mismos y por el volumen de almacenamiento (porosidad). Geoldégicamente la roca
almacén debe tener una porosidad y una permeabilidad que garanticen una
capacidad de almacenamiento y produccién acorde con los requerimientos de
disefio y operacion. Estos yacimientos deben tener un techo de roca que selle
continuamente para evitar fugas de gas y la magnitud de la permeabilidad de la
roca del techo debe ser menor a 10° mD (miliDarcy) (Azin et al., 2008).
Geograficamente este debe existir cerca de las grandes regiones consumidoras de
gas natural para facilitar el suministro rapido una vez este sea requerido.
Normalmente, para este tipo de yacimiento, el gas base es aproximadamente un
50% de su capacidad, se puede observar de la tabla 2 que los yacimientos
agotados albergan alrededor del 81 % del gas de trabajo usado como soporte de
los sistemas de gasoductos en el mundo por su informacion geolégica conocida
durante su etapa de produccion, el tiempo de construccién es mas corto y menos
costoso, son capaces de almacenar grandes cantidades de gas natural, el periodo
de inyeccion esta entre 200 a 250 dias y el periodo de produccién fluctia entre
100 y 150 dias, generalmente es usado para suplir la sobredemanda en la
estacién de invierno. La Figura 2 muestra el nUmero de yacimientos agotados
adecuados como almacenes de gas en el mundo. Puede observarse que
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Norteamérica y Europa son los mayores usuarios de este tipo de almacenes; 359
y 99 respectivamente.

Figura 2. Yacimientos agotados como almacenes de gas

359
B Norteameérica

M Europa
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99 M China

Fuente: INTERNATIONAL HUMAN RESOURCES DEVELOPMENT
CORPORATION (IHRDC), The role of Gas Storage in International Gas
Markets, in Xl Congress of Naturgas, Cartagena Colombia, 2008.

. Acuiferos. La seleccion de acuiferos como almacenes de gas natural se
basa en la geologia similar que existe entre los acuiferos y los yacimientos
agotados; sin embargo, se debe tener en cuenta que al iniciarse el proyecto la
geologia y los parametros de la formacidén son poco conocidos y el yacimiento esta
parcial o completamente saturado de agua. Para evaluar la factibilidad del
proyecto, se requiere llevar a cabo estudios exploratorios, para definir la capacidad
de la estructura y el comportamiento del agua en el acuifero durante la vida del
almacén. Después de los estudios preliminares, se necesitan por lo menos dos
pozos en la estructura para desarrollar un programa de ensayos intensivos con el
fin de evaluar las propiedades de la formacion y la dinamica del acuifero.

Dentro de las propiedades de los acuiferos adecuados como almacenes de gas,
se encuentra la porosidad, en la practica esta fluctia entre un 12 a 25 % (Katz &
Lee, 1990). Tipicamente los acuiferos requieren un gas base entre 50 a 80 % de
su capacidad, se puede observar de la tabla 2 que los acuiferos albergan
alrededor del 14 % del gas de trabajo usado como soporte de los sistemas de
gasoductos en el mundo y se implementan en ausencia de yacimientos agotados
o formaciones salinas, el tiempo de construccion suele ser mas largo y muy
costosa por su poca informacién geologica y necesidad de grandes cantidades de
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gas colchon, requiere de estudios de riesgo de contaminacién de aguas, el periodo
de inyeccion esté entre 200 a 250 dias mientras el de produccién entre 100 a 150
dias.

En la actualidad existen alrededor de 91 acuiferos adecuados como almacenes de
gas en el mundo. La Figura 3 muestra la distribucion por paises de los acuiferos
adecuados como almacenes de gas en el mundo.

Figura 3. Acuiferos adecuados como almacenes de gas por pais
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 Republica Checa
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Fuente: INTERNATIONAL HUMAN RESOURCES DEVELOPMENT
CORPORATION (IHRDC), The role of Gas Storage in International Gas
Markets, in Xl Congress of Naturgas, Cartagena Colombia, 2008.

o Cavernas de sal. Almacenan menos gas que los yacimientos agotados
pero ofrecen mas altas tasas de inyeccion y de produccion de gas y por ende un
mayor numero de ciclos. Este tipo de almacenamiento es usado principalmente
para suplir picos de demanda. Las cavernas de sal para ser adecuadas deben
tener la suficiente consistencia y profundidad que soporten las presiones
requeridas. El gas base requerido esta entre un 20 y 30 % de su capacidad, se
puede observar de la tabla 2 que las cavernas de sal albergan alrededor del 4 %
del gas de trabajo usado como soporte de los sistemas de gasoductos en el
mundo y se implementan en ausencia de yacimientos agotados o acuiferos, el
tiempo de construccién es muy largo y menos costosa que los acuiferos por su
menor necesidad de cantidad de gas colchon requerido pero su volumen de
almacenamiento es mucho menor que los acuiferos y yacimientos agotados, el
periodo de inyeccion esta entre 20 y 40 dias mientras el periodo de produccion
esta entre 10 a 20 dias, un volumen promedio de almacenamiento usado en este
tipo de almacenes es alrededor de 500000 m*® (Hoelen et al., 2006). La Figura 4
muestra la distribucion por paises del nimero de cavernas de sal adecuadas como
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almacenes de gas. Se observa que Estados Unidos tiene el mayor nimero de este
tipo de almacenes.

Figura 4. Cavernas de sal usadas como almacén de gas natural por pais
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Fuente: INTERNATIONAL HUMAN RESOURCES DEVELOPMENT
CORPORATION (IHRDC), The role of Gas Storage in International Gas
Markets, in XI Congress of Naturgas, Cartagena Colombia, 2008.

o Aspectos técnicos

o Yacimientos agotados. Dentro de los aspectos técnicos la informacion
preliminar es clave para la adecuaciéon de un yacimiento agotado como unidad de
almacenamiento de gas natural; geologia de la formacién, presién inicial del
yacimiento, tasas de produccién versus presiones, temperatura del yacimiento,
composiciéon del gas, gravedad especifica, nimero de pozos perforados,
localizaciones, profundidades, informacion de nucleos analizados, mediciones
como registros de pozo (Toby, 2005) y pruebas de presion (Chaudhry, 2003)
realizadas durante la etapa inicial de produccion, estructura del yacimiento, mapas
de isopacos (mapas de espesores de las capas en el yacimiento), producciones
de los pozos, condicidn mecéanica de los pozos, mapa del area del yacimiento y
sus vecindades.

Una vez es analizada la informacion preliminar asociada al yacimiento se procede
a calculos y disefios de adecuacion de la unidad de almacenamiento de gas
teniendo en cuenta que; experiencias anteriores en la adecuacién de este tipo de
yacimientos han mostrado que un incremento de alrededor de un 30 % de la
presion inicial de yacimiento es una buena medida de la maxima presion que debe
ser usada para su adecuacion como almacenamiento de gas natural.
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Dentro de las ventajas asociadas a yacimientos agotados esta la posibilidad de
conocer o estimar facilmente mediante los histéricos de produccion la capacidad
méaxima de almacenamiento (Lee & Wattenbarger, 1996); a través de un gréfico de
presion de yacimiento sobre factor de compresibilidad (Z) versus produccion de
gas; indica el gas inicial en el yacimiento y posibles mecanismos de empuje (como
agua, entre otros.) de acuerdo a la forma de la curva. Otras ventajas y desventajas
son: muy pocos pozos deben ser perforados lo que reduce en parte los costos del
proyecto; los sistemas de recoleccion del gas ya existen, asi como el sistema de
conexiones a los gasoductos. La formacion geoldgica ya tiene un sistema de
trampas (preferiblemente anticlinal) para impedir que el gas migre.

o Acuiferos. Dentro de las diferentes estructuras geolégicas de los acuiferos
hay una serie de condiciones que el acuifero debe cumplir para la adecuacion
como almacén de gas subterraneo: debe haber una estructura bajo la cual el gas
es acumulado, capacidad de almacenamiento (porosidad), el espacio para el
almacenamiento del gas se creara desplazando el agua existente en el espacio
poroso, prestando especial atencion a la presidn de desplazamiento y a las
posibles fugas de gas por la disminucion de presién, el uso de un acuifero para
almacenamiento de gas usualmente requiere mas gas base y mas monitoreo de
las tasas de inyeccion y de produccidén que un yacimiento agotado, el contenido
volumétrico de gas depende de la configuracion estructural, de la porosidad de la
roca, de la esperada saturacion residual de agua y de la presion usada para el
desplazamiento y confinacion del gas, un “techo” de roca porosa saturado con
agua para impedir que el gas almacenado fluya a través de este, permitiendo la
confinacion del gas a altas presiones, la estructura debe proveer una presiéon de
sobrecarga (Tiab & Donaldson, 2004) suficiente que permita almacenar gas a
presiones muy por encima de la atmosférica teniendo en cuenta que las presiones
de desplazamiento de acuiferos de este tipo estan en el orden de 400 a 1500 psi.

En este aspecto la profundidad del acuifero es considerada un elemento de
importancia en los analisis econdémicos pues el acuifero debe tener una capacidad
suficiente para justificar la inversion. Estudios de caso (Katz & Lee, 1990) sugieren
que el acuifero debe estar a una profundidad minima de 300 m, para permitir
presiones de fluidos que justifiguen volimenes de compresion suficientes de
acuerdo a cada proyecto, ademas de tasas de inyeccion y produccion acordes a
las necesidades requeridas por el sistema de conexién a los gasoductos, debe
haber agua que confine el gradiente de presion en todas las direcciones, algunos
inconvenientes que presentan este tipo de almacenamientos son los elevados
gastos de exploracion, informacion geoldgica limitada, la no existencia de gas
base inicialmente, la capacidad de la formacién sera medida Unicamente cuando
el acuifero sea desarrollado como un almacén de gas subterraneo, facilidades en
superficie asi como perforaciones de pozos, operaciones de compresores, zona
de deshidratacion deben ser disefiadas y ejecutadas, altas presiones son
requeridas para alojar el gas mediante la presion del agua hacia abajo,
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deshidratacion de gas debe ser realizada una vez el gas es producido. Mas
restricciones por las agencias de conservacion del medio ambiente para
proteccion del agua.

o Cavernas de sal. El tipo de caverna se hace con base en pardmetros de
disefio, la capacidad y la presibn méaxima y minima del almacenamiento. La
primera operacion a realizar con el fin de evaluar las propiedades mecanicas de la
formacién salina es perforar un pozo exploratorio. El pozo exploratorio
normalmente se utiliza para los trabajos de lixiviacion. Durante la lixiviacion el
desarrollo de la caverna se controlara mediante modelos mateméticos, basados
en pruebas y exploraciones sismicas.

Una vez la formacion de sal es identificada, los pozos son taladrados y se hace
circular agua sobre un intervalo de sal para disolverla como salmuera para
posteriormente inyectar el gas que sera almacenado (GPSA, 2003).

Dentro de las ventajas y desventajas de las cavernas de sal estan las siguientes:
los caudales y las presiones de funcionamiento pueden proyectarse de acuerdo
con las necesidades, la productividad de los pozos puede ser 3 6 4 veces la
productividad de los pozos en yacimientos convencionales, la posibilidad de
ampliacion de la capacidad de almacenamiento mediante lixiviacion de cavernas
adicionales, bajo volumen de gas base para elevados caudales de extraccion, alto
nivel de seguridad, recuperacion total de gas base, necesidad de una formacion
salina idonea, problemas de eliminaciéon de la salmuera en determinadas
circunstancias.

o Aspectos econdmicos. En general, la distribucién en porcentaje de los
costos de inversion para la adecuacién de yacimientos agotados, acuiferos y
cavernas de sal como unidades de almacenamiento de gas natural se muestran
en la Tabla 3 (Solérzano, 2004).
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Tabla 3. Aspectos econdomicos de

las unidades de

almacenamiento

subterraneo
Costos de inversion Yacimientos Acuiferos Cavernas de
agotados (en %) (en %) sal (en %)

Gas base 28 28 12
Pozos 24 34 15
Compresores 17 14 18
Unidades de deshidratacion 9 8 8
Equipos auxiliares 8 6 5
Gasoductos 7 4 4
Edificios 7 6 6
Lixiviacion 0 0 32

Fuente: Solérzano Herrera, |., Almacenamiento de Gas Natural en

Yacimientos Agotados, Estudio de Viabilidad y Analisis Econdmico de un
Proyecto de Desarrollo. Tesis doctoral, 2008.

6.1.1.2 Almacenamiento en superficie de gas natural. La necesidad de
almacenar gas natural licuado (GNL) que es transportado en barcos metaneros
desde los paises productores.

o Almacenamiento criogénico para gas natural licuado (Hayes, 2006).
Almacenar el gas que viene de barcos metaneros a gran escala en la superficie en
tanques criogénicos tipo membrana o de doble pared con capacidades desde
50000 m® hasta 150000 m® de GNL (30,5 millones m* a 91,5 millones m® de gas
natural) a unas condiciones de temperatura de -162 °C y a presion atmosférica,
para luego ser regasificado e inyectado a los gasoductos para su consumo.

6.1.2 Estado actual del almacenamiento

6.1.2.1 Optimizacion del almacenamiento subterraneo. La aplicacién de
tecnologia de yacimientos inteligentes y pozos inteligentes (Malik, 2006) ayudan a
la optimizacién de los procesos y la automatizacion del almacenamiento de gas
subterraneo, asisten en la optimizacion del manejo de los activos (gas) en el
yacimiento y mejora la eficiencia operacional a través de administracion inteligente
en tiempo real logrdndose un sistema sofisticado el cual toma automéaticamente
acciones correctivas o alerta a los operadores para garantizar su intervencion y
mantener la integridad de operacion de la unidad de almacenamiento. Potencializa
larga vida en las unidades de almacenamiento subterraneo donde se implementan
como es el caso del campo Zoar con mas de 90 afios de funcionamiento.

17



Hasta la fecha se tienen tres niveles de desarrollo de estas tecnologias

inteligentes:

e Nivel I: datos dinamicos a través de un sistema de adquisicion de datos y
control supervisado (SCADA: Supervisory Control And Data Acquisition).

¢ Nivel II: vigilancia y optimizacion, analisis de datos, compara y valida modelos,
administra y determina rumbo necesario de accion. Se desarrolla un modelo
gue representa al sistema total y permite monitorear e identificar problemas de
funcionamiento individual en los pozos, el yacimiento y equipos en superficie.

e Nivel IlI: Integracion de todos los procesos, automatiza, optimiza y opera
remotamente de una forma proactiva y asi los operadores pueden manejar en
forma predictiva sus recursos utilizando la inteligencia artificial para administrar
las unidades de almacenamiento subterrdneos con alta seguridad y logrando
mayores capacidades de almacenamiento y produccion de gas natural.

6.1.2.2 Mezcla en gas base (gas natural con gas inerte). En proyectos de
adecuacion de yacimientos agotados usados como unidad de almacenamiento de
gas natural, cuando el gas base debe ser suministrado a precios presentes,
sustanciales reducciones en los costos involucrados pueden ser obtenidas por el
remplazo de gas natural por un gas base menos costoso (Misra & Foh, 1988). El
uso de un gas inerte para remplazar todo o parte del existente gas base del
yacimiento resultara en ahorros de valioso gas el cual podria ser menos cuando
este sea abandonado siendo una significante porcion del gas base no es
econdémicamente recuperable (Srinivasan, 2006).

6.1.2.3 Almacenamiento en superficie

o Almacenamiento criogénico para GNL. Desarrollo del almacenamiento
de gas natural licuado a mediana escala (capacidades de almacenamiento
manejadas por distribuidores para satisfacer el suministro de ciudades
intermedias) y pequefia escala (capacidades de almacenamiento manejadas por
distribuidores y comercializadores para satisfacer el suministro de zonas no
interconectadas al gasoducto nacional, sistemas masivos de transporte y grandes
consumidores de la industria) en la superficie en tanques criogénicos tipo
membrana o de doble pared con capacidades desde 5 m* hasta 300 m® de GNL
(desde 105944 scf hasta 6356640 scf de gas natural) a -162 °C y presién
atmosférica, para luego ser regasificado e inyectado al gasoducto local o para
estaciones expendedoras de GNL vehicular como combustible alternativo.

. Almacenamiento a alta presion para GNC. (GNC: Gas Natural
Comprimido) Desarrollo del almacenamiento a presibn para gas natural
comprimido a mediana y pequefia escala para presiones entre 1800 psig hasta
3600 psig a -40 °C en tubos horizontales o cilindros de alta presiéon verticales
ensamblados en médulos o canastas para luego ser transportado a ciudades que
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no estan interconectadas con los gasoductos nacionales y ser inyectado al
gasoducto local o para estaciones expendedoras de GNC vehicular como
combustible alternativo.

. Tendencias del almacenamiento. Almacenamiento de gas natural en
hidratos (Zhong, 2000), los hidratos de gas son una combinacién cristalina de gas
natural y agua formado a baja temperatura 0 °C y alta presién 30 bar a través de
fuerzas de Van der Waals y almacenado a -30 °C y a presion atmosférica. Se han
desarrollado patentes importantes como sistema de almacenamiento de hidratos
de gas y el método para utilizar el sistema de almacenamiento de hidratos de gas
en vehiculos automotores por Rogers y Yevi (1996), su desarrollo es experimental
pero no se ha comercializado por sus altos costos tecnoldgicos.

6.2 CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS DE GAS AGOTADOS PARA
ALMACENAMIENTO DE GAS NATURAL

Se clasifican en yacimientos volumétricos y con empuje de agua.

El yacimiento volumétrico esta sellado por todos los lados mediante rocas
impermeables y se comporta como un recipiente a presion. Este sello estructural
dado por las caracteristicas geoldgicas mantiene su tamafio y forma constante, el
volumen de los poros del yacimiento que contienen el gas es constante. Cuando la
cantidad de gas en el yacimiento se duplica, la presion absoluta es el doble
asumiendo temperatura constante y leyes del gas ideal.

El yacimiento con empuje de agua esta sellado en la parte superior y a los lados
por rocas impermeables, pero en la parte inferior sellado con el agua. El
almacenamiento del gas se creara desplazando el agua existente en el espacio
poroso y puede producirse por dos mecanismos. En el primer mecanismo es
donde, el gas y una gran cantidad de agua se encuentran en un yacimiento
cerrado de volumen constante. Cuando el gas se inyecta dentro del yacimiento, el
incremento de la presibn causa que el agua se comprima pero como la
compresibilidad del agua es pequefia se requerira un gran volumen de agua para
lograr un agrandamiento en la burbuja de gas. El segundo mecanismo es aquel
donde el gas simplemente empuja el agua del yacimiento de almacenamiento para
otro lugar o yacimiento. En los yacimientos con empuje de agua cuando la
cantidad de gas se duplica, el volumen de los poros conteniendo el gas se
incrementa debido a que algo de agua esta siendo empujada hacia atras creando
un mayor volumen de almacenamiento. El aumento de la presion es solo el 75 % y
es mas lento, en comparacién con el 100 % del caso volumétrico.

En un yacimiento agotado con empuje de agua convertido en una instalacion de
almacenamiento de gas natural, los pozos de almacenamiento nuevos pueden ser
perforados con mayor diametro (de gran capacidad) en comparacién con los
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pozos viejos de didmetro relativamente pequefio que fueron utilizados para la
produccion original. Estos pozos nuevos tienen la capacidad de inyectar gas a una
velocidad alta pero durante las primeras etapas de desarrollo del almacenamiento
es recomendado inyectar el gas a una tasa de flujo baja y con los pozos de
observacion monitorear el comportamiento de la interface agua — gas en cuanto a
la medida y la forma para evitar que la interface agua — gas sea inclinada dando
lugar a que el gas se desplace hacia abajo de la estructura con posibilidad de
llegar a un punto mas bajo del sello de agua que donde ocurra, el gas se puede
perder desde el yacimiento almacén y se traslada a un yacimiento vecino, lo ideal
es tener siempre una forma de interface agua — gas horizontal y cuando se tenga
un buen conocimiento y control del comportamiento de la interface agua — gas se
puede comenzar a incrementar la tasa de flujo de inyeccién de gas.

6.3 COMPOSICION DEL GAS ALMACENADO Y PROPIEDADES DE GAS
NATURAL EMPLEADAS EN VERIFICACION DE INVENTARIO Y
CALCULO DE CAPACIDAD DE ENTREGA

Los yacimientos de almacenamiento subterrdneo contienen dos tipos de gas: el
gas colchén y el gas de trabajo los cuales son mas funcionales que fisicos. El gas
colchén puede ser gas nativo que nunca se ha producido, o puede ser gas
inyectado que se haya producido en algun otro lugar. El gas colchén nativo puede
ser clasificado en gas recuperable y no recuperable, en funcidbn de si es
econémicamente viable para recuperarse. El gas de trabajo es casi siempre
inyectado con propdsito de almacenamiento.

El gas colchén es una cantidad constante de gas que es necesario tener en el
yacimiento a fin de proporcionar la presién necesaria para retirar el gas de trabajo
y se queda en el yacimiento y no se retira. El gas de trabajo se retira y se inyecta
cada afio y en ocasiones varias veces al afio y la cantidad de gas de trabajo en el
yacimiento puede variar de cero a la cantidad maxima.

6.1.3 COMPOSICION DEL GAS ALMACENADO

Las composiciones tipicas del gas nativo y del gas de almacenamiento son una
mezcla compleja de hidrocarburos parafinicos y ciertas impurezas, donde
encontramos metano C;, etano C,, propano Cz y butanos i-C4, n-C, acompaifiados
con cantidades mas pequefias de hexanos, heptanos, octanos y los hidrocarburos
mas pequenos, ocasionalmente se ha encontrado CO,, H,S, nitrégeno, helio y un
poco de vapor de agua en porcentajes como se observa en la Tabla 4.
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Tabla 4. Composiciones tipicas del gas nativo y gas de almacenamiento

Componente Gas nativo (mole %) | Gas almacenamiento (mole %)
C, 75,570 83,194
C, 6,150 7,289
Cs 5,090 1,621
Cq4 2,480 0,473
Cs+ 2,370 0,230
Nitr6geno 7,270 5,227
CO, 1,070 1,394
H,S 0,0 0,0
O, 0,0 0,530
TOTAL 100,0 100,0

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.

Para el caso colombiano tenemos para el gas comercializado las composiciones
gue se muestran en la Tabla 5, donde el metano esta entre 74,780 y 90,000 mole
% que seria el futuro gas de almacenamiento.

Tabla 5. Calidad del gas natural comercializados en Colombia

GUAJIRA
ESPECIFICACION UA,‘\IIIDD APIAY CANTAGALLO CUZSJAMNA CUGS(;S'NA (COl(J:?EIICg:) EL%EP’\‘OTNRO COSTA Iﬁ$ééllFC{)AR GUEPAJE
ATLANTICA

COMPOSICION
METANO % | 82,295 91,341 76,513 78,800 74,780 92,030 98,000 97,997 96,748
ETANO % 12,440 3,144 11,591 10,004 10,990 6,070 0,249 0,266 0,589
PROPANO % 2,190 2,286 4,478 3,939 5,120 0,110 0,054 0,052 0,148
i-BUTANO % 0,020 0,285 0,729 0,612 0,960 0,010 0,025 0,007 0,069
n-BUTANO % 0,024 0,745 0,785 0,665 1,270 0,020 0,009 0,007 0,021
i-PENTANO % 0,165 0,132 0,134 0,430 0,010 0,008 0,006 0,014
n-PENTANO % 0,155 0,079 0,082 0,330 0,000 0,001 0,002 0,004
HEXANO % 0,304 0,029 0,048 0,270 0,000 0,018 0,010 0,051
HEPTANO % 0,000 0,220 0,000 0,000 0,025 0,000
OCTANO % 0,000
NONANO % 0,000
DECANO % 0,010
NITROGENO % 0,837 1,329 0,430 0,602 0,570 0,840 1,395 1,405 2,308
Co, % 2,194 0,246 5,234 5,114 5,060 0,790 0,242 0,240 0,047
OXIGENO % 0,110 0,000

100,0 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0 100,0
PROPIEDADES
Peso molecular 19,13 18,18 21,22 20,75 22,26 17,28 16,36 16,37 16,54
Ssrsgigiig 0,661 0,628 0,733 0,716 0,769 0,597 0,565 0,565 0,571
Poder calorifico Btu/p
bruto real 14,86 o | 11075 1.095,9 1.115,0 1.124,6 1.208, 2 1.040,2 996,7 997,3 996,2
psiy 60°F
GPM (80% Galik
recuperacion de 0,65 1,15 1,84 1,62 2,51 0,04 0,03 0,03 0,09
PROPANO) pc

Fuente: Ecopetrol, Calidad de gases comercializados en Colombia,
Caracteristicas tipicas del gas natural en Colombia, Gerencia de Gas, 2004.

21




6.1.4 Propiedades del gas natural empleadas en verificacion de inventario y
calculo de capacidad de entrega.

El calculo de la capacidad de entrega y del inventario de gas en un yacimiento
agotado frecuentemente emplea procedimientos matematicos de ingenieria que
requieren de datos o correlaciones de ciertas propiedades quimicas, fisicas, de
transporte de gas natural (viscosidad, conductividad térmica, entre otras) o
termodinamicas para predecir el comportamiento de los fluidos en el yacimiento.

e Densidad - Propiedades pseudo criticas — Factor de compresibilidad z

La ecuacion para determinar la densidad del gas natural se deriva de la ley de
Charles y Boyle.

M.p
S 1
P Z.R.T @
Donde:
p: densidad del gas, en IIE’T'B“ .
p: presion, en psfa.
Ib—masa

M: peso molecular, en ———-.

T: temperatura absoluta, en °R absoluto.
z: factor de compresibilidad, en funcién de la temperatura reducida T,y la presién
reducida p;, adimensional.

R: constante de los gases de valor 1545 m flb

—mole°R °
T . . .

T =—, la temperatura pseudo-reducida, adimensional.
C

pr = pﬂ, la presiéon pseudo-reducida, adimensional.
[

Pc: presion pseudo-critica, en psia.
T, : temperatura pseudo-critica, °R abs.

Con los valores de la temperatura y presion pseudo critica T y p. determinados a
partir de la gravedad especifica del gas natural y con los valores de la presiéon y
temperatura absoluta de trabajo se pueden calcular los valores de la temperatura y
presion reducida T, y pr con los cuales encontramos el factor de compresibilidad Z.
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e Viscosidad

El valor de la viscosidad del gas del almacenamiento es a menudo necesario para
calculos de flujo de fluidos y transferencia de calor. La Figura 5 muestra la
viscosidad del gas natural como una funcion de la temperatura, presion y
gravedad especifica, se tendran graficas para cada gravedad especifica. La
temperatura maxima en la Figura 5 es hasta 500 °F (260 °C) y normalmente la
temperatura del gas almacenado en yacimientos agotados puede ir normalmente
desde 75,2 °F (24 °C) hasta 111,2 °F (44 °C).

Figura 5. Viscosidad del gas a una gravedad de 0.6
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Fuente: Katz, D. & Lee, R., Natural Gas Engineering, Production and Storage,
Chemical Engineering Series, 1990.
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e El coeficiente de Joule-Thomson

Termodinamicamente se define como la derivada parcial de la temperatura con
respecto a la presion a entalpia constante y es util para predecir la distribucion de
temperaturas en los pozos de almacenamiento y estudios relacionados con la
interpretacion de los registros de temperatura (ver Figura 6).

Figura 6. Coeficiente de Joule — Thomson para el gas natural (T = 120°F)
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Fuente: Leverett et al. Dimensional Model Studies of Oil Field Behavior.
Trans, AIME, 1942.
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e Laconductividad térmica del gas del almacenamiento

La conductividad térmica de un medio definida por Fourier como la
proporcionalidad entre el flujo de calor en una direccién dada, y el gradiente de
temperatura en la misma direccion, normalmente aumenta con la temperatura. Es
una propiedad de transporte, ya que da una indicacion del transporte de energia
en los fluidos como el gas natural y es esencial para efectuar calculos de balance
de energia.

La conductividad térmica del gas del almacenamiento puede calcularse a partir de
la conductividad térmica de sus componentes mediante ecuaciones de mezcla
dada por Perry (1992). Las conductividades térmicas de los componentes a 1
atmosfera se muestran en la Figura 7 y la conductividad térmica de todos los
gases aumenta si hay incremento en su temperatura. La conductividad térmica
calculada asi debe ser corregida entonces a la temperatura y presion correcta por
la correlacion de la relacién conductividad térmica propuesta por Lenoir, Junk y
Comings (1953) como se muestra en la Figura 8 a partir de las presiones y
temperaturas pseudo reducidas.
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Figura 7. Conductividad térmica de gases a presion atmosférica
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Figura 8. Relacion de la conductividad térmica versus temperatura reducida
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Fuente: Lenoir, J. et al. Measurement and correlation of thermal
conductivities of gases at high pressures, Chem. Eng. Prog. 49, No. 10,
October, 1953.
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e Calor especifico del gas del almacenamiento

El calor especifico a presion constante, llamada también capacidad calorifica
isobarica, se calcula a partir de la gravedad del gas mediante la siguiente ecuacion
propuesta por Hankinson et al. (1969).

C°, =A+B.T+Cyg+D.v¢ + E.(T.yg) + F.T? 2)
Donde C; es el calor especifico a 1 atmosfera.
M
Y = gravedad del gas = > (3)

Para un rango de temperatura de 0 a 200°F, se sugiere utilizar
A =4.6435, B = - 0.0079997, C =5.8425, D =1.1533, E =0.020603, F =9.849x10°®.

Cuando los datos de la composicibn del gas del almacenamiento estan
disponibles, el calor especifico isobarico a 1 atmosfera se puede calcular
utilizando la regla de Kay para la mezcla:

n
Cp = ) 5y @
1

Donde los valores de la capacidad de calor a 1 atm. De presién para cada
componente C;i pueden ser obtenidos de la Figura 9.
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Figura 9. Capacidad de calor de gases a 1 atmosfera, C;’,, como una funcion
de la temperatura
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and Gases, Thermophysical Properties of Matter, 1970.
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Una vez C;, es calculada, se puede corregir a la temperatura y presion correcta
mediante el uso de la correlacion Edmister (1961) dada en la Figura 10.

Figura 10. Correccion de la presion isotérmica, Cp — C;, , para la capacidad de
calor molar de gases, como una funcién de la temperatura
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Fuente: Edmister, W. C., Applied Hydrocarbon Thermodynamics, 1961.

e El calculo de la capacidad de calor C,

Para una capacidad de calor a volumen constante, la Figura 11 da Cp - Cv, que
permite el calculo de Cv una vez Cp es conocida. Para un gas ideal Cp — Cv = R.
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La Figura 11 da una gréfica generalizada de la diferencia de capacidad calorifica
correlacionados por Edmister (1961) en funcidén de las temperaturas y presiones
pseudo-reducidas.

Figura 11. Diferencia de capacidad de calor generalizada
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Fuente: Edmister, W. C. Applied Hydrocarbon Thermodynamics, 1961.

6.4 CONCEPTOS BASICOS Y ESENCIALES DEL FLUJO A TRAVES DE
MEDIOS POROSOS

Produccion y presién son las cantidades relacionadas que se miden y se utilizan
en ingenieria de yacimientos, mas que cualquier otro parametro. La presion
medida (o calculada) es considerada la variable dependiente principal, refleja la
condicion que prevalece en el yacimiento, el inventario o reservas, el grado de
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agotamiento, y para otra informacion pertinente. En yacimientos de gas, el gas
inyectado o retirado se mide en pies cubicos estandar (SCF) a las condiciones del
orificio inferior.

Si el yacimiento agotado se ha cerrado un tiempo suficientemente largo para
permitir la distribucion de la presion que ha de igualarse, esta se refiere a la
presion estatica. De lo contrario, las presiones se denominan presiones de flujo.

Si la presion p se conoce como una funcion determinada de coordenadas tiempo-
espacio x, y, z, y t, entonces se puede calcular la tasa de flujo con la primera
derivada de las presiones para obtener los gradientes en los puntos adecuados de
tiempo y espacio. Con los gradientes, el uso de la Ley de Darcy permite el célculo
de velocidades superficiales locales en las zonas de la seccion transversal
adecuadas para dar las tasas de produccion en condiciones de orificio inferior, la
cual puede ser facilmente traducida a condiciones de superficie en unidades MCF.
El comportamiento de la presion, temperatura, volumen del gas natural nos dan
informacion termodinamica de varias propiedades de los fluidos y la roca, llamado
los parametros del fluido o yacimiento como son la permeabilidad (k), la porosidad
(2), la compresibilidad (c), y el factor volumen de la formacion (B), o factor de
expansion de gas (E).

Si los parametros del yacimiento no cambian de punto a punto, el yacimiento se
dice que es homogéneo. Si alguno de los pardmetros tiene una dependencia de
direccién (por ejemplo, la permeabilidad vertical que es diferente a la horizontal),
entonces se dice que el yacimiento es anisotropico. Las propiedades del fluido
varian con las coordenadas termodinamicas, es decir, presion, temperatura y
composicion. Si ninguna de las variables cambia con el tiempo, el proceso se
denomina estado estable (estacionario) pero si alguna variable cambia con el
tiempo, el proceso se dice que estd en estado no estable (transitorio). Sin
embargo bajo ciertas condiciones tanto las tasas o las presiones son constantes o
casi constantes, y el ingeniero de yacimientos puede considerar el proceso como
una aproximacién o "pseudo” estado estable. Las ecuaciones que describen el
flujo a través de medios porosos son mas simples y mas sencillas si el proceso
esta en estado estable.

La descripcion matematica del flujo de fluidos a través de un medio poroso, casi
siempre implica la consideracién de la presion, la variable dependiente, en funcion
de las coordenadas espacio-tiempo, las variables independientes:

P =p(xy.z1) ®)
Ademas de la presion, la descripcion completa del proceso del flujo a través de
medios porosos también requiere la determinacion de las velocidades

volumétricas y la densidad del fluido en cualquier punto (X, y, z) y en cualquier
tiempo t.
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Por consiguiente:

Uy = Ux(%,y,2,t) (6)
uy = Uy(x,y,2,1) (7)
u, = uz(x%,y,21) (8)

P=pPxy2z1) 9)

Estas ecuaciones indican que tenemos cinco incognitas (variables dependientes)
que son p, uy, Uy, Uz, p Yy cuatro variables independientes que son X, y, z, t por lo
que debemos obtener cinco ecuaciones a partir de los siguientes tres principios:

e Ecuacion de continuidad (ley de conservaciéon de la masa).

e La ley de Darcy, u otro tipo de expresion de tasa de cambio
fenomenoldgica disponible como la ecuacion de Forchheimer para
flujo no Darciano.

e Una ecuacion de estado termodinamica.

6.4.1 Ecuacién de continuidad

El principio de conservacion de masa se limita a indicar que fluye a través de
medios porosos, con respecto a un sistema considerado (una region arbitraria), el
cambio continuo de entrada de masa debido al flujo, menos el cambio continuo de
salida de masa debido al flujo, mas el cambio continuo de masa introducido desde
alguna fuente externa debe ser igual al aumento del contenido de masa para la
region.

Considerar, como se muestra en la Figura 12, un elemento E paralelepipedo de
tres dimensiones de lados Ax, Ay, Az. En el tiempo t =t en un entorno poroso,
permeable donde el flujo a través de medios porosos se esta llevando a cabo. La
tasa de cambio continuo de masa neta en la direccion x es igual a puAyAz.

EL flujo saliente neto de masa en la direccion x es AyAz[puy+ A(puy)]. La tasa de
cambio continuo de masa neta en la direccion x es entonces —AyAzA(puy). De
manera similar, la tasa de cambio continuo de masa neta en la direccion y y z son
respectivamente, —AxAzA(puy) y —AxAyA(puy).

Debido a que la tasa de cambio continuo de masa neta total en las tres
direcciones debe ser igual a la acumulacion neta en un incremento de tiempo At,
se obtiene:

-At[AYAZA(puy)] - At[AXAZA(puy)] — At{AXAYA(pu,)] = AXAYAZD[piat- P (20)

La ecuacion 10 en coordenadas rectangulares puede ser reescrita como:
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9 9 9 dp
= (p.uy) + 3 (p.uy) + > (p.up) = —0. x (11)

La ecuacién 11 es la ecuacion de continuidad para los modelos cartesianos
cuando se requiere estudiar el yacimiento completo donde no hay una gran
variacion vertical en las propiedades de los fluidos y la formacion, también se
puede derivar en coordenadas radiales como:

10 ap

- — 12
ot (r.p.u.) . 3t (12)

Figura 12. Elemento de volumen en el flujo a través de medio poroso

(]

z

P U, | “" Az

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.

Los pozos son volumenes cilindricos y los flujos generalmente en pozos se
acercan al comportamiento radial y por lo tanto se trabaja con coordenadas
radiales para expresar matematicamente el fenobmeno de comportamiento de los
pozos en yacimientos con empuje de agua de fondo, con capas de gas y
yacimientos que tienen una delgada columna de petréleo y se encuentran
rodeados por agua o gas, para asi simular las condiciones de flujo de fluido en los
alrededores del pozo.
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6.4.2 Laley de Darcy
La ley de Darcy se expresa en forma general como:

k.
G=—=P Ao (13)

U
Es una expresion de razon de cambio entre una fuerza impulsora, un gradiente de

potencial, y una resistencia a la velocidad.

Donde:

u: es el vector de velocidad, la magnitud la cual es igual a la tasa volumétrica de
flujo (volumen por unidad de area perpendicular al flujo por unidad de tiempo),
en %

: viscosidad del gas o petréleo, en cPo.

: permeabilidad del medio poroso, en miliDarcys.

atm.s?
cm?

AD = i;f: gradiente del potencial de conduccion en la direccion del flujo.

: densidad del fluido, en

T X T

En la ecuacion 13, el signo menos es para indicar flujo positivo en la direccién de
la disminucion del potencial mostrada por King Hubbert (1956):

Pdp
b= —+gz (14)

Po P ) )
Donde z es la altura sobre el plano de referencia, la presién p, en el plano de

referencia.

Proyectando el vector de la ecuacion 13 en las tres direcciones X, vy, z,
considerando ademés que la permeabilidad es diferente en las tres direcciones de
flujo y sustituyendo el valor de ® de la ecuacién 14 se obtiene:

ky dp
L ey 15

ky dp
u, = ——.— 16
k, (dp
U.Z——I.(gﬁ'p.g) (17)

Para el flujo radial en la direccién horizontal, la ley de Darcy es:

k. dp
U, = —FE (18)
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En unidades préacticas de campo de petroleo o gas para el sistema americano, la
ecuacion de la permeabilidad puede ser escrita como:

kA —d
Q.= 000634 . (d—Lp (19)
Donde:
3
g: Tasa de flujo volumétrico % en el punto de porosidad media donde el gradiente
dp
es —

dL’
A: area de secci6n transversal, en ft?.
M: viscosidad del gas o petroleo, en cPo.
k: permeabilidad del medio poroso, en miliDarcys.

d . .,
< gradiente de presion, en pf—‘?

Si consideramos la ley de Darcy escrita en la direcciébn x, la magnitud de la
velocidad estaria dada por la ecuacion 20, puesto que u es la velocidad superficial
(es decir, la tasa de flujo por el area transversal bruta), se mide de manera positiva
en la direccion +x, observando que tal flujo s6lo seria posible si la capacidad
disminuye en la direccién +x:

k do

u=

Donde d® es como A®=0,-®; ya que el flujo va de corrientes arriba puntol a
corrientes abajo punto 2 y, en una disminucion de potencial, d® no llega a ser
negativo mientras dx sea positivo, el cual es como Ax=X,-X;. Por lo tanto, -d®/dx
es realmente positivo y u sale como positivo correctamente cuando se mide en
direccion +x.

Para el caso de flujo radial, cuando la produccion se cuenta de manera positiva en
un campo de flujo centripeto, es decir, hacia el pozo, en una direccién opuesta a
+r. Entonces se puede escribir la ley de Darcy como:

k.p d®

=D (21)

Vi =

Donde ® de nuevo seria la disminucién en la direccion radial hacia el centro.

Con la ecuacioén 13 en la ecuacion 14 tenemos:
-k P dp
u=——.pAf (—+g2) 22
" r (22)

Para el caso general de anisotropia de las permeabilidades en las tres direcciones
tenemos las ecuaciones 15, 16y 17.
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Las relaciones entre los tres componentes vectores velocidad en coordenadas
cartesianas, componentes vector gradiente presion, y el vector de la gravedad
también se puede escribir de la forma:

Lk
u= E (Ap + Ap.g) (23)

Donde tenemos la proporcionalidad entre el vector U = [uy, uy, u,] y el vector suma

de gradientes de presion A= [ap/ax,ap/ay,ap/az] y el vector peso gravitacional
pgl0,0, —pg].

Cuando la orientacion especifica en medios porosos se considera ademas de la
magnitud y direccion, queda claro que k se debe definir en las tres direcciones
cartesianas principales. Por tanto, es una cantidad tensorial, definida como:

k, 0 0
k=40 k, O (24)
0 0 Kk,
En el espacio tridimensional, un tensor de segundo orden requiere 3°=9
cantidades para describirlo ya que debe tener no sélo la magnitud, pero también
direcciones para la orientacion.

e Las desviaciones de laley de Darcy - Efecto Klinkenberg

Al realizar mediciones de permeabilidad del gas natural en el laboratorio se deben
hacer correcciones por deslizamiento del gas, Fue observado por Klinkenberg
(1941) que cuando el fluido fluyendo a través del medio poroso es un gas, a
presiones suficientemente bajas, este se desliza en las paredes de la roca
resultando una elevada tasa de flujo para el gas y que al aumentar la presion
promedio la permeabilidad calculada disminuye. Se demostré6 como la
permeabilidad se correlaciona linealmente con 1/p, llegando a un valor limite de k;
en 1/p =0, es decir, p=.

Por lo tanto:

b
K, = K,. (1 +5) (25)
Donde:

K,: permeabilidad para gas.

k; : permeabilidad para gas a presion infinita (que debe ser igual a la
permeabilidad para liquido).

p: presion.

b: pendiente de la recta en funcion del medio poroso particular.
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Por consiguiente, dado que el flujo en un medio permeable requiere caida de
presion, la presion en el yacimiento que esta produciendo variara dentro de él. En
el pozo la presion sera la mas baja cuando el gas esta siendo retirado y sera la
mas alta cuando el gas se inyecta en el yacimiento. La permeabilidad puede variar
a lo largo del yacimiento y en casos extremos, la permeabilidad puede disminuirse
a cero y sellar una parte del yacimiento y este fendmeno se llama permeabilidad
pinch-out (Flanigan, 1995).

6.4.3 Ecuacion de estado

Para la relacién entre la presion y la densidad se debe utilizar la ley del gas ideal o
la que incluye el factor de compresibilidad del gas.

e Ecuaciones diferenciales parciales para flujo de gas ideal
Cuando la ley de Darcy y la ecuacion de continuidad se combinan con la ecuaciéon
1, para viscosidad de gas constante, propiedades de la roca constantes, y

términos gravedad y gradiente de presion al cuadrado omitido, se obtiene:

0°p? 0°p* 09%*p® 2.@.u Op

= — 26
oz "y Va2 T Tk o (26)
En el caso de flujo radial:
0%p? 1 9p? 2.0.u 0
P 2B _z22FR7 (27)
or? ' r’ or k ot
0
®.p.c dp?
VZ 2 — 28
p k.p 0t (28)

La ecuacidon 28 no es general, ya que solo se aplica al gas ideal, y sélo cuando se
puede justificar omitir los términos del gradiente al cuadrado.

La ecuacion 29 es la ecuacion diferencial parcial basica para flujo radial de un
fluido compresible en un medio poroso horizontal homogéneo en estado no
estable y una sola fase, en forma de disco permeable e isétropo. Es altamente no
lineal, ya que los coeficientes de ambas partes, kp /J y ¢cp son en si mismos
funciones de la presioén, la variable dependiente.

1 6( k ap)_Q dp 29
ot r.u.p.ar =0.cp.o (29)
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Con el fin de encontrar soluciones analiticas a la ecuacion 29, primero hay que
linealizar la ecuacion de manera que la dependencia de los coeficientes de presion
debera ser removida aproximadamente.

e Derivacion de la ecuacion de flujo de gas lineal (caso de flujo Darcy)

Al definir pseudo-presion p, como:

Pp
=2f —d 30
Pp 7 p (30)

Ahora, cuando transformamos la presion variable dependiente de lo anterior se
define pseudo-presion pp, lo que tenemos.

4] 2.p 0
9p _2.p % 31)
or z.u Or
Cuando lo anterior se sustituye en la ecuacion 29, se obtiene:
10 dpp @.p.c dpy
F'E(r' 6r> Tk ot (32)

La ecuacion 32 es casi lineal para gas real y también se puede expresar como:
d.p.cy dp
V2p, = (—) =2
Pp k /g ot (33)

donde la ecuacion 30 es la pseudo presion.

El concepto de pseudo-presion fue propuesta por Al-Hussainy y Ramey (1966)
como el potencial de gas real. Dado que la ecuacion 32 es todavia no lineal, su
posterior transformacion fue propuesta por Agarwal (1979) en forma de concepto
pseudo-tiempo.

tdt

0

p

donde la variable tiempo t de la ecuacion 32 se transforma en pseudo-tiempo por
la ecuacion 34, sujeto a ciertos términos derivada cruzada son despreciablemente
pequefios como lo mostraron Lee (1982), Finnjord (1985) , la ecuacion 32 se
convierte en:
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1 0 ( 0dpp) _0 dpy

gue es la version completamente lineal de la ecuacion 32

e Ecuaciones diferenciales que describen el flujo de gas real

Para la mayoria de los casos de flujo laminar, inercial, turbulentos de gas real con
la presion y temperatura dependiendo de la viscosidad, compresibilidad, y el factor
z de una de las ecuaciones constitutivas (Darcy modificada o Forchheimer) se
combina con la continuidad y la expresion de la ecuacion de estado para generar
la ecuacion diferencial parcial que describe el flujo:

p d/ p
V(—.k.S.V ):— 2 36
. Z P ot ((D Z) (36)
Donde:
K: tensor permeabilidad.
V: Operador (vectorial sobre un escalar, escalar (gradiente) sobre un vector).
d: Factor correccion LIT (tiene la notacion de un tensor).

1
5 =
14 B kyioui/p

(37)

Donde:

B: factor turbulencia (de la ecuacion de Forchheimer (1901)).
p: densidad del gas natural.

u: viscosidad del gas.

u;: componente vector velocidad (direccion i).

Con la pseudo-presion definida como en la ecuacién 30 para el caso general de
flujo no Darcy en la direccion radial, utilizando un modificador &, 1) facilmente
obtenemos:

10 app @.p.c dpy
;a(l‘ 81‘- ar> = K . ot (38)

donde el tiempo t se transforma en pseudo-tiempo, la ecuacion anterior se
convierte en:
10 dpp\ @ Jpp
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e Soluciones en estado estable

Soluciones en estado estable resultan de la integracion de las ecuaciones
diferenciales con condiciones de frontera adecuadas, con las derivadas
temporales igual a cero. Soluciones en estado estable se pueden clasificar como a
presion constante o condiciones de frontera de no flujo. La condicién de frontera
no-flujo es el caso méas general y se conoce como estado semi-estable y es el que
se aproxima al rendimiento de base real en los pozos de almacenamiento del
mundo, una vez los transientes de decadencia infinita actuando hacia abajo.

Las ecuaciones de flujo estado semi-estable proporciona la metodologia para su
aplicacion en estudios de capacidad de entrega de pozos.

e Flujo de Gas

Las ecuaciones de flujo de gas en estado estable con la condicion de limite de
presion constante se presentan a continuacion, tanto para casos laminar (Darcy) y
laminar-inercial-turbulento (general).

En primer lugar, la solucion aproximada para fronteras a presion constante (tanto
interna como externa) y y promedio y factor z en toda la matriz de drenaje se le
dara.

e Flujo de gas Darcy radial en estado estable
(Los limites de presidon constante)

Al integrar la ecuacion diferencial parcial del flujo de gas a través de un yacimiento
poroso, la siguiente ecuacion de flujo viscoso radial en estado estacionario se
pueden derivar:

0.0007030.h.k. (p? — p3)
Q = i T L 2 (40)
z. T. W ln( /I'z)

Donde

h: espesor arena.

Q: tasa de flujo gas estado estable medida a 14,7 psia y 60 °F, en MCF/dia.
R: radio, en ft.

El anterior conjunto de unidades es llamado las unidades de campo para el flujo
de gas. Para el gas que fluye desde un yacimiento a un pozo, el punto 1 esta fuera
de los limites del yacimiento y el punto 2 se encuentra en el nucleo pozo. Cuando
el gas se inyecta en un pozo, entonces el punto 1 se encuentra en el pozo y el

41



punto 2 se encuentra en el limite exterior. El signo + o - indica el retiro o la
inyeccion, respectivamente.

Para el caso de los limites de presion constante, pero a través de la variable z,
una solucion estado estable aproximado puede obtenerse de la siguiente manera:

2.m.k.h 1 T 1 (Pfp 4
= . .. —-. 41
2 ln(rb/rw) Tsc Psc pr P ( )

Para un gas de composicion o gravedad conocida, utilizando las cartas de factor z,
se puede trazar p / z vs p para entonces integrar graficamente.

En la ecuacion 41 las unidades son unidades Darcy:
Psc presion en atm.

P: es la presion en los limites de la formacion, en atm.
Pw es la presién en el nacleo de pozo, en atm.

Tsc €n °R absoluto.

Tt en °R absoluto.

k en Darcies.

h en cm.

W: viscosidad, cPo (promedio).

Q en cc estandar/s.

Radio de frontera externa es rp.

Radio de frontera ndcleo pozo es ry,.

La integral E ha sido tabulada y esta disponible en la literatura.

6.5 FLUJO EN ESTADO SEMIESTABLE EN YACIMIENTOS AGOTADOS
PARA ALMACENAMIENTO DE GAS

En estado semiestable no flujo ocurre a través del limite exterior del area de
drenaje. Esta condicion de flujo radial es matematicamente expresado como:

(%)rzre —0 (42)

Dado que la presién esta también en funcion del tiempo, en estado semiestable, la
relacion se expresa como:

dp
— )= 43
( at) constante (43)

El modelo geométrico basico considerado para el andlisis de flujo se muestra en la
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Figura 13. Se trata de un volumen en forma de disco horizontal, poroso y
permeable, sujeto a flujo radial hacia el centro como en la retirada de gas.

Figura 13. Modelo basico para flujo radial

- r

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.

e Tasade declinacion de la presién en flujo estado semiestable

En flujo estado semiestable, con las fronteras de no flujo, la tasa de declinacién de
la presion pueden ser derivadas usando el concepto de frontera extendida como
se muestra en la Figura 14.

Considerar el volumen (V) del gas en el tiempo t =ty el volumen V + AV ocupado
por el gas en el momento t =t + At. La diferencia, AV producida a través del pozo
durante el tiempo At corresponde a la expansién volumétrica de la presiéon (p) a la
presion (p - Ap).

A medida que el gas esta siendo producido por la expansion a través del pozo,
con la compresibilidad (c) aplicada a la fase mévil y a temperatura (T) constante,
se tiene:

dp _ q

= 44
dt m.r2.h.Q.c (44)

Figura 14. Concepto de frontera extendida
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- Limite inicial

v @ t=t
2a
I—_I Limite extendido
i I‘t/‘_ @ t=t+At
| | 1
V + AV II 2b

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.

e Ecuacion diferencial para estado semi-estable flujo de gas

La ecuacion 32 para flujo semiestable es casi lineal para gas real, excepto que
ahora se escribe en términos del laplaciano de p, en vez de la de p, se simplifica
aln mas como sigue:

Remplazando la ecuacion 31 en la ecuacion 32

=— .. (45)

Y la ecuacién 44 en la ecuacion 45, que se simplifica
1 0 d 2 .
( ﬁ) ___ 2 Pd 46)

rar\"ar T mrikh z
ahora:

.—en condicion estandar
Z 7 en condicién yacimiento 1 Tsc

(m _ Psc-Qsc T
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en consecuencia:

li r.% :_M_l 47)
r or ar mri. kh T

La ecuacion 47 es la ecuacion correcta para el flujo estado semiestable de gas en
los pozos de almacenamiento. Es lineal y cuenta con un término constante al lado
derecho de la tasa terminal constante.

e Solucién analitica para flujo estado semiestable

La ecuacion 47 es para el sistema de unidades Darcy-cgs hibrido. Se puede
integrar en dos pasos de la siguiente manera:

app _2-psc-qsc T r?
: = —— 48
(r 6r> mri.kh T 2 ta (48)

A continuacion evaluar la constante de integracion con la condicion de frontera
exterior:
dp
@r=r , — =0
€ or
lo que conduce a

e _
dar

_ 2.Pse-Qsc. T 12

T2 kh T, 2

T 1
C1 =psc-qsc-T "TLkh
sc TL.K

Ahora, sustituyendo el valor de c; en la ecuacion 48:
apy, T 1 r?
Ir.—— = PscQsc- 00— ———- 1——2
dar Tse m.k.h ra

dpp T 1 (1 r)

or  Psefse Ty

49
- (49)

Integrando de nuevo sobre el dominio radial y la insercion de los limites
apropiados, se obtiene:
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T 1 r r? rz,
Ppr — Ppwf = psc-qsc-T_sc-T[. Kh lna - 2.12 + 2.12 (50)

2
dejar de lado el término pequefio 2% en comparacion con los demas y la adicién
e

de un término por el efecto de dafio (Skin Effect) adimensional; este efecto
representa la reduccion en la permeabilidad de una zona productora en la
vecindad del pozo y puede ser producido por una reduccion en el area ortogonal a
la direccion de flujo cerca del pozo, podemos escribir la caida de pseudo-presion
total a través de la matriz de drenaje total, desde lar =r,, hasta r = r, como:

_ T 1 re 1
Ppre = Ppwf = Psc- qsc-T "Tkh lnr - E +s (51)
sc LK. w

La ecuacion 51 esta bien, excepto no es muy util ya que la pseudo-presion ppre
predominante en el limite de la matriz de drenaje no esta facilmente disponible.

La presion del yacimiento equilibrada, por el contrario, se puede medir o
correlacion en términos de datos presion de cierre (0o en términos de un dato
presidon pozo indicador clave).

El equilibrio presion del yacimiento puede calcularse a partir de la distribucion
pseudo-presion dada por la ecuacion 50 de la siguiente manera:

Te
frw 2m.@.r.h.p,.dr
[ 2m.r.h.@.dr

p=

2 (Te
pz—z.f pp.r. dr
r: J.

w

El resultado final integrando se obtiene facilmente como:

T 1 re 3
Pp — Ppwf = dsc- Psc- T_sc "TKh' (ln a - Z) (52)

Ahora agregamos la caida de la presion skin (factor de dafio) adicional en
términos del coeficiente skin (factor de dafio) adimensional, para obtener el factor
de dafio (s):

3

lnr—e——+s) (53)

Psc T(
ro 4

Pp — Ppwt = ch-T—SC-m-

La ecuacioén 53 esta en unidades Darcy-cgs, donde:
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(atm)?

cp
(atm)?

cp

pp €n

Ppws €1
CcC

(Jsc €n ?

Tsc en °R.

Psc presion en atm.

k en Darcies.

h en cm.

fre €n cm.

rvy €n cm.

y la podemos convertir en unidades de campo como:

=7 ’ _ T I'e 3
pp - ppwf = 1422,32 qSC'H' lnr— - Z +s (54)
: w

La ecuacion 54 se recomienda y se utiliza ampliamente en el disefio y operacion
de los campos de almacenamiento subterrdneo para el célculo de capacidad de
entrega de gas mediante la combinacion de la caida de presion a través de la
matriz porosa de todo el pozo a la caida de presién a través de la cadena de
produccion.

e Efecto de flujo no Darcy

La ecuacidn 54 se deriva analiticamente para el caso de flujo Darcy para el cual el
efecto skin (factor de dafio) fue agregado por el andlisis de inspeccion. Efectos de
la inercia y la turbulencia se afiaden al paréntesis adimensional como un término
caida pseudo-presion adicional Dgs.. EL coeficiente turbulencia (D) tiene la
dimension de (gs)™. Se ha demostrado por Lee, Logan y Tek (1986) que afiadir el
efecto de la turbulencia de la forma anterior a la del coeficiente skin (factor de
dafo) proporciona una aproximacion razonable para los pozos de gas que operan
en un nivel bajo o moderado de intensidad de la turbulencia:

/ ’ T r 3
P, — Ppwr = 1422,32. se - (lnr—e ~2 +s+D. ch) (55)
. w

Una ecuacion de prediccion para el coeficiente de turbulencia (D) también se da

en la tesis doctoral del Dr. Lee (1986). La ecuacion 55 se expresa en unidades de
campo.
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7. METODOLOGIA

7.1 DETERMINAR CAPACIDADES PARA EL
SUBTERRANEO EN YACIMIENTOS AGOTADOS

ALMACENAMIENTO

Capacidad geométrica desde 28.317.381 m® a 1.444.159.165 m*® (1 BCF a 51
BCF) (FERC, 2004).

Rango de presion desde 29 bar a 180 bar y temperatura desde 26 °C a 44 °C
(FERC, 2004).

7.2 DEFINIR COSTOS INVOLUCRADOS PARA LA IMPLEMENTACION DE
ACUERDO AL TIPO Y CAPACIDAD

El costo de adecuacion va desde USD$ 8,6 millones a USD$ 438,6 millones para
las capacidades dadas, tomando como referente en EEUU, para el afio 2010 el
costo para desarrollos nuevos en yacimientos agotados es de MMUSD$ 8,6 por
Bcf de capacidad de gas de trabajo como se muestra en la Tabla 6.

Tabla 6. Costo desarrollo de almacenamientos subterrdneos de gas natural

Costo desarrollo nuevo por Costo desarrollo expansion por
capacidad de gas de trabajo capacidad de gas de trabajo
Ano Yacimiento ’ Caverna de | Yacimiento . Caverna de
Acuifero Acuifero
agotado sal agotado sal
MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$
2004 | 5,0 ot 6,0 St 10 Bt
MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$
2007 | 6,6 e 13,6 B 8,4 e 4.9 et 10,9 e 6,7 et
2008 MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$
2009 8,4 Bcf 16,9 Bcf 10,7 Bcf 6,2 Bcf 13,9 Bcf 8,5 Bcf
MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$ MMUSD$
2010 | 8,6 e 17,2 et 10,9 et 6,3 et 14,2 e 8,7 e
Fuente: ICF INTERNATIONAL, North American Midstream Infrastructure

Through 2035 — A Secure Energy Future, INGAA Foundation, 2011.
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El costo de adecuacion de un yacimiento agotado en un almacenamiento
subterrdneo de gas natural depende de factores fijos (capacidad del depdsito y la
maxima presion del yacimiento) y de factores variables (niumero de pozos, la
presion en la boca del pozo, relacion gas de trabajo / gas colchdn) incluyendo el
tamafio de la tuberia del sistema de recoleccion y el de la linea de transmision.

En la Tabla 7 se ilustran los factores de disefio y econdémicos para la
implementacion de una facilidad de almacenamiento tipica en los EEUU para un
tamafio de 26 BCF y presion méaxima de yacimiento de 1.365 psia en el afio 1995.

Tabla 7. Factores de disefio fisicos y econémicos para una facilidad de
almacenamiento tipica en EEUU

Tamarfo Yacimiento en BCF 26,0
Presién Maxima Yacimiento en psia 1.365
Costo Compresor por Caballo de fuerza en USD $ 2.000
Costo del pozo por cada pozo en USD $ 450.000
Factor C pozo 0,1041
Factor n pozo 0,8435
Costo de tuberia de una milla por pulgada base en USD $ 20.000
Costo Gas Colchén por Mcf en USD $2,25

Costo O&M Compresor por Caballo de fuerza (Excl. Combustible) en | $ 100
UsD

Combustible Compresor — Pie cubico por caballo de fuerza por hora | 9

Costo de Combustible Compresor por Mcf en USD $2,25
Tasa Depreciacion en porcentaje 4,00
Impuesto Retorno & Ingreso en Porcentaje de Depreciacion Inversién | 19,50
Impuestos y seguros en Porcentaje de Depreciacion Inversion 1,25
General y administrativo en Porcentaje de Depreciacion Inversion 0,50

Fuente: Flanigan, O., Underground gas storage facilities: Design and
implementation, 1995.

7.3 NORMATIVIDAD EXISTENTE EN EL EXTERIOR Y EN COLOMBIA

7.3.1. Normatividad en el exterior
En los ultimos 20 afios se ha optado por la desregulacion de los mercados de gas

natural en los paises desarrollados y en desarrollo, el sector de la energia fue
estratégico e importante para los gobiernos y por ello los Estados controlaban esta
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industria. Como consecuencia de la crisis energética de los afios setenta
ocurrieron politicas de liberalizacibn como reformas legislativas, el
desmantelamiento del monopolio de estado, la privatizacion, competencia con
terceras partes para ofertar gas y de forma diferente en cada pais, con la finalidad
de disminuir la intervencion estatal y lograr bajos precios en el suministro de gas
natural. Este proceso de liberalizacion se adelanta desde hace algunos afios en
EEUU, Canada, Reino Unido y continua produciéndose en la Unién Europea y en
otros paises del mundo.

La regulacion se lleva a cabo en forma diferente, en paises grandes donde
prevalece el termino Federal existen Comisiones Reguladoras en cada una de las
provincias o estado, en algunos estados de EEUU y Canada existe la Comisién
Unica de Regulacion (agrupacion de servicios como electricidad, gas, agua, entre
otros), en otros paises es evidente un ente regulador con leyes especificas y en
paises pequefios con comisiones reguladoras aprobadas por una Ley Nacional
mediante aprobacién del Congreso.

En EEUU comienza la industria del gas natural a mediados del afio 1800
configurandose en un monopolio, para el afio de 1938 el Gobierno Federal
establecié la ley de Gas Natural (NGA) para la regulacion de gas natural
interestatal de los gasoductos donde el almacenamiento pertenecia al paquete de
productos vendidos a los servicios publicos de distribucion por gasoductos y
jugaban un papel importante en el mantenimiento de la fiabilidad del suministro
para satisfacer las demandas de los consumidores, un seguro contra accidentes
imprevistos, desastres naturales, u otros acontecimientos que afectaran a la
produccién o suministro de gas natural. En Noviembre de 1978 el congreso aprob6
la Ley de Politicas Gas Natural (NPGA) para desregulacion y se cre6 la Federal
Energy Regulator Commission (FERC), en 1985 la FERC emiti6 la Resolucion
N°436, que cambio la forma como estaban regulados los gasoductos interestatales
tomando el papel solo de ser transportadores y no de comercializadores, esta
Ordenanza se conocié como la Orden de Acceso Directo. En 1992 la Orden FERC
636 fijo que las tuberias deben separar sus servicios de transporte y de venta, de
modo que todos los clientes de tuberias tienen una opcién en la seleccién de su
comercializacion de gas, transporte, almacenamiento y servicios de cualquier
proveedor, en cualquier cantidad y esta Orden fue vista como la culminacién de la
desagregacion y la desregulacién de la industria del gas natural de un estado a
otro, y que los gasoductos interestatales ofrezcan servicios que permitan la
prestacion del servicio eficiente y confiable de gas natural a usuarios finales con
precios mas bajos, el almacenamiento continua siendo vital y acomodandose al
entorno normativo de la época para servir como un amortiguador entre el
transporte y distribucion, para garantizar un suministro adecuado de gas natural
para la demanda de los cambios estacionales, y las variaciones inesperadas de la
demanda y también es utilizado por los participantes de la industria por razones
comerciales, para el almacenamiento de gas cuando los precios son bajos, y
retirarlo y venderlo cuando los precios son altos (NATURALGAS, 2011).
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En la Unidn Europea, la Directiva del Gas Natural 98/30 (GD) relativa a la apertura
de mercados se han establecido reglas comunes para la transmision, la
distribucion, el suministro y el almacenamiento del gas natural. La liberalizacion en
Europa difiere de un pais a otro siendo el Reino Unido el de mayor grado de
liberalizacion.

En Latinoamérica, los paises que cuentan con marcos normativos, los organismos
reguladores establecidos tienen estructuras diferentes dependiendo de la forma en
que se organiza el Poder Ejecutivo (Campodonico, 1999). Por lo general son
administrativamente auténomas, sin embargo. En algunos casos caen bajo
ministerios (Argentina, Colombia), en otros, forman parte de los sistemas
nacionales de reglamentacién (Bolivia), mientras que en Chile la regulacién se
lleva a cabo por una comision interministerial. También varian en sus formas de
financiacion. En algunos casos, en funcion del presupuesto general, pero en otros
(Bolivia y Colombia) que se financian con las contribuciones de las empresas que
regulan.

En Argentina, el Organo Nacional Regulador del Gas (ENARGAS) se cre6 en el
Ministerio de Economia y Obras y Servicios Publicos. En Bolivia, existe una
Superintendencia de Hidrocarburos que pertenecen al Sistema de Regulacion
Sectorial (SIRESE), que forma parte del Poder Ejecutivo, bajo la supervision del
Ministerio de Finanzas y Desarrollo Economico. Chile no tiene un cuerpo
normativo especializado para la industria del gas natural. La Comision Nacional de
Energia, bajo la direccion del Presidente a nivel ministerial de la Comision, es
responsable de la regulacion, mientras que la Superintendencia de Electricidad y
Combustibles, dependiente del Ministerio de Economia, lleva a cabo funciones de
supervision de rutina. En México, la Comision Reguladora de Energia (CRE) es
responsable de la regulacién del sector del gas, es un organismo cuasi autbnomo
dependiente del Ministerio de Energia, que a su vez esta bajo el Poder Ejecutivo.
En Colombia, la figura legal de "Empresas de Servicios Publicos" existe y tiene su
propia legislacién. La Comisién de Regulacién de Energia y Gas Combustible
actla en el sector como una unidad administrativa especial del Ministerio de Minas
y Energia, con autonomia administrativa, técnica y financiera. También existe la
Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios, que se encarga, a peticion
de la Oficina del Presidente de la Republica, para el control, inspeccion y
supervision de los organismos que prestan tales servicios.

7.3.2. Normatividad en Colombia
Revisando la Unica normatividad existente en Colombia (ver anexo 1) se aprecia

que la cadena del gas natural sin el Estado no hay mercado y su principal
problema a la fecha es la incertidumbre ya que no hay coherencia en la politica del
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gas. Se aprecia notablemente que falta reglamentacion que estimule la oferta y
abra mejores oportunidades para la demanda del gas natural, en cuanto al
almacenamiento se habla de él pero sin reglamentacion, el Estado aiun no ha
fijado las reglas para su implementacion y remuneracion para los proyectos de
inversion.

El Estado debe resolver los problemas de incertidumbre en la oferta con politicas
de seguridad claras en el uso del gas, generacion del reglamento del gas como lo
hay en el eléctrico, exigir la implementacion de sistemas de almacenamiento de
gas natural para poder resolver los problemas de demanda de gas natural como
son la confiabilidad del suministro continuo, y asi poder dar mas seriedad a los
sistemas contractuales, Es importante enfatizar que mientras no exista una politica
clara que premie al operador en hacer inversiones que puedan garantizar
confiabilidad no es posible mostrar avances en el tema.

Por su parte el sector privado debe hacer las inversiones requeridas para disminuir
la incertidumbre en la oferta y para asi exigir mayor transparencia en la
informacion del mercado del gas natural, siempre y cuando el Gobierno
Colombiano les genere un marco regulatorio coherente, estable y que vaya en
direccion correcta con la politica, no permitir que la CREG sea la que defina la
politica como se aprecia en la intencién con los decretos NO. 2730 de 2010
(COLOMBIA, MME, 2010) y No. 2100 de 2011 (COLOMBIA, MME, 2011), ya que
la regulacion se encarga es de desarrollar la politica y no al contrario, se debe
obligar a que el Ministerio vaya a la CREG para poder lograr un entendimiento
entre politica — regulacion.

7.4 DIAGNOSTICAR LAS RESERVAS PROBADAS Y LA PRODUCCION DE
GAS NATURAL EN COLOMBIA

e Reservas probadas

Reportadas a final del 2011: 5,8 trillones de pies cubicos, 0,2 trillones de metros
cubicos, Relacion reservas/produccion R/P 14,9 (BP, 2012).

En la Tabla 8 se registran las reservas de gas reportadas en Giga Pies Cubicos
por afno.
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Tabla 8. Reservas probadas de gas comercial en Colombia

Afio | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011

GPC | 4507 | 4225 | 4040 | 4187 | 3395 | 4342 | 4641 | 4384 | 4737 | 5405 | 5464

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

En la Tabla 9 se observan las reservas probadas de gas comercial de acuerdo al
tipo de contrato donde se aprecia que Ecopetrol es el dominante, a partir de 1997
Ecopetrol como tal disminuye la participacion individual pero incrementa la
participacion en contratos de asociacion y solo a partir del afio 2008 aparecen los
primeros reportes de participacion de los contratos E&P (exploracion y produccion)
adjudicados a las empresas independientes por parte de la Agencia Nacional de
Hidrocarburos (ANH).

Tabla 9. Reservas probadas de gas comercial desde 1992 hasta el 2011 de
acuerdo al tipo de contrato en Colombia

Giga Pies Cubicos

Contrato Ecopetrol Asocinddn E&P Total

1992 6430 58980 65410
1993 7760 66750 74510
1994 7580 67860 75440

1995 7110 69490 76600
1996 6770 69900 7667.0
1997 1820 67460 69280
1998 1933 67348 6.928,1
1999 1089 6.532,1 66410
2000 2298 43092 45390
2001 2120 42950 45070
2002 2122 40128 42950
2003 1624 38776 40400
2004 695 41175 41870
2005 726 39223 39950
2006 111,1 42312 43423
2007 2785 43625 46410
2008 1870 37680 4290 43840
2009 2429 40412 4526 47368
2010 4980 43460 5610 54050
20117 2429 47173 5457 54635

Las reservas del 2007, incluven 2.056,20 GPC remanentes de gas comermial Promimo a2 comercislizar 1.683. 4, inchsven 901 4 pars consumo propio Las

zeservas del 2008: inchoven 2,180,531 GPC zeservas probadas desarrollads: comercializables v Mo desacrolladas probadas de 2203,08 GPC.
*Preliminar

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.
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En la Figura 15 se aprecia que durante los ultimos 5 afos las reservas probadas
se han mantenido por encima de los 4 TPC.

El pais a 31 de diciembre de 2011 tenia un total 6,6 TPC de reservas, de las
cuales 5,4 TPC son reservas probadas, 0,65 TPC son reservas probables y 0,51
TPC son reservas posibles. Del afio 2011 con respecto al afio 2010 disminuyeron
las reservas totales en un 6,41 % y aumentaron las reservas probadas en 45,84 %
y relacion R/P 17,5 afios de abastecimiento. Siendo la participacion de las
reservas probadas del 82 % para el afio 2012 (Cadena et al, 2012).

Para el afio 2011 el campo la Creciente reporta 600 GPC de reservas probadas.

Figura 15. Reservas totales y probadas de gas comercial desde 2007 hasta el
2011 en Colombia en Tera Pies Cubicos
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6.000 20,0
5.000 .
E 150 2
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3.000 10,0
2.000
5,0
1.000
0 0,0
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i Reservas Totales o Peservas Probadas  ———RELACION R/P (ARos)

Fuente: Cadena, A., Herrera, B, & Gonzalez G., Abastecimiento de gas natural
en Colombia. Cartagena, Colombia, 2012.
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Las reservas probadas a 31 de diciembre de 2011 ascienden a 5,4 TPC,
mostrando un incremento del 45,84 % respecto del 2010, de los cuales el 38 %
corresponde al campo Guajira y el 34% al campo Cusiana, en la Figura 16
podemos apreciar la distribucién de las reservas posibles, probables y probadas al
afio 2011.

Figura 16. Distribucion de las reservas de gas natural al 2011 en Colombia

e Guajira, 2.05
R.Posibles T

0.51

Gibraltar
0.12

R. Proba Creciente
0.47

Cusiana, 1.85

Fuente: Cadena, A., Herrera, B, & Gonzalez G., Abastecimiento de gas natural
en Colombia. Cartagena, Colombia, 2012.

Los descubrimientos de gas en el 2010 y 2011 que se encuentran en etapa de
evaluacion estan concentrados en gran parte en las cuencas del Valle Inferior y
Valle Medio del Magdalena y Catatumbo como se aprecia en la Tabla 10:

Al momento para la ANH las cuencas con mayor prospectiva para gas nhatural y
con la apertura de pozos exploratorios en el 2011 se describen en la Tabla 11:
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Tabla 10. Descubrimientos de gas en el afio 2010 y 2011en Colombia

Contrato Compania Campo Estado Cuenca lljgondj:.la;tg}rna
Esperanza | Geoproduccion Qil and Gas Nelson En Evaluacién | VIM Ciénaga de Oro
Guama Pacific Stratus Energy Colombia Corp | Pedernalito En Evaluacién | VIM Porquero
Perdices Hocol S.A. Granate En Pruebas VIM Porquero
Sierra Nevada Petrolifera Brillante En Evaluacion | VIM Ciénaga de Oro
Talora Petrosouth Energy COTP oration Vernal En Evaluacién | VMM Tetudn
Sucursal Colombia
Urbante Ecopetrol Oripaya En Evaluacion | Catatumbo Aguardiente

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos, ANH.

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 1990-2010, elaborado
por direccién de Gas MME, 2010.

Tabla 11. Cuencas con mayor prospectiva para gas natural en el 2011 en
Colombia

Cuenca No. Pozos
Exploratorios
Catatumbo 5
Cesar Rancheria 2
Cordillera Oriental 8
Valle Inferior del Magdalena 6
Total General 21

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos, ANH.

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 1990-2010, elaborado
por direccién de Gas MME, 2010.

Revisando la informacion anterior se observa una posicidén dominante de Ecopetrol
lo que no permite un mercado competitivo (ver Tabla 9), las reservas probadas se
han mantenido en un nivel muy estable y en algunas ocasiones suceden mensajes
equivocos de las autoridades en cuanto a incertidumbre porque unos dicen que
hay suficiente gas natural y otros que no, los que dicen que hay suficiente es
porque esta en el subsuelo pero no nos podemos confiar en ello y se debe realizar
por lo tanto mas exploracién y produccion.



Los contratos de Exploracion y produccion suscritos estan destinados a la
bldsqueda de petrdleo y gas (hidrocarburos) pero no se suscriben contratos para la
busqueda solamente de gas natural aunque existan cuencas con mayor
prospectiva para gas natural libre.

e Produccién

En la Tabla 12 se presenta la produccién de gas natural en Billones de metros
cubicos y en millones de toneladas de petroleo equivalente por afo.

Tabla 12. Produccién de Gas Natural en Colombia

Ao | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011

BCM | 6,1 6,2 6,1 6,4 6,7 7,0 7,5 91 105 |113 |11,0

MTep | 5,5 55 55 5,7 6,0 6,3 6,8 8,2 9,5 10,1 |99

Fuente: BP, Natural gas, Statistical Review of World Energy, 2012.

En la Tabla 13 la produccion de los campos de gas natural se observa en la Costa
Atlantica que el campo Gulepajé disminuye su produccién y aparece la produccion
del campo de la Creciente a partir del 2008, en Barrancabermeja y Bucaramanga
disminuyen la produccion los campos Payoa, Provincia, Cantagallo, Llanito, El
Centro y aparece la produccion de otros campos del Valle Magdalena Medio a
partir del 2008, En Bogota y Llanos el campo Apiay disminuye su produccién y
aparece la produccién del campo Pauto Florefia a partir del 2007, los demas
campos permanecen estables en su produccion.
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Tabla 13. Produccién de gas natural desde 1998 hasta el 2011 de acuerdo a
los campos de producciéon en Colombia

3E§S de Gas Natural | 1998 | 1999 | 2000 | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011
TOTAL PAIS 604 498 573 590 599 588 611 652 702 743 874 | 1003 | 1025 | 1022
Guajira 432 374 468 489 508 473 469 467 450 459 569 665 679 637
Otros Costa 31 23 11 10 9 7 5 4 6 4 35 49 65 65
Cusiana, Cupiagua 14 13 14 16 19 46 74 114 170 197 194 200 202 248
Otros Interior 127 88 80 75 63 62 63 66 75 84 76 88 80 71
Costa Atlantica 463 397 479 499 517 480 474 471 457 462 604 715 744 703
Guajira 432 374 468 489 508 473 469 467 450 459 569 665 679 637
Guepajé 31 22 11 10 9 7 5 4 4 3 0 04 2,2 19
Creciente 34 44 59 60
Otros Costa 0 0 0 0 0 3 1 1 5 3 3
Barranca y 114 75 70 65 51 49 49 52 60 52 37 36 31 33
Bucaramanga

Payoa, Provincia,

Cantagallo, Llanito, El 114 75 70 64 51 49 49 52 60 52 18 24 18 23
Centro

Otro§ Magdalena 19 12 13 9
medio

E;%%tsa' GBSy 24 23 21 21 25 53 82 | 122 | 177 | 223 | 224 | 239 | 234 | 274
Cusiana, Cupiagua 14 13 14 16 19 46 74 114 170 197 | 1994 200 202 248
Apiay 10 9 7 5 6 7 8 8 8 12 9 3 2 3
Pauto Florefia 15 21 33 30 22
Otros Llanos 1 2 1 0
Tolima y Huila 3 4 3 6 6 7 7 7 7 6 8 13 14 11
Montafiuelo 3 4 3 6 6 7 7 7 7 4 2 0 0 0
Otros Sur 2 5 13 14 11
Intercambios de Gas 1998 | 1999 | 2000 | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011
Exportaciones a 147 180 155 205
Venezuela

Ballena — C. Atlantica 384 313 357 345 343 314 318 317 323 319 262 313 330 283
Ballena — Interior 72 77 112 142 160 146 138 139 118 147 160 172 195 150
Sistemas aislados 15 23 36 32 25
Cerrito 1 1 2 2
Pauto Florefia 15 21 33 30 22
Otros llanos 1 1 0

2
Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

La capacidad de produccion de gas natural en Colombia observada en la Tabla 13
muestra una tendencia creciente que se mantendra por dos afios mas de acuerdo
con la informacion reportada al Ministerio de Minas y Energia en virtud del Decreto
2687 de 2008. El aumento de dichos volimenes se debe principalmente a trabajos
realizados en los campos maduros, lo que ha permitido maximizar las reservas e
incrementar la oferta de gas natural para satisfacer el sostenido crecimiento de la
demanda.

En la Figura 17 se distingue que el Grupo mas productor es Guajira (Ballena y
Chuchupa) y en segundo lugar Cusiana (Cusiana y Cupiagua).
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Figura 17. Produccion de gas natural desde 2000 hasta el 2010 de acuerdo a
los campos de produccién en Colombia
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

En la Tabla 14 se dan los productores de gas natural agrupados por zonas y
campos productores de gas natural en Colombia.
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Tabla 14. Campos de produccion de gas natural agrupados por zonas en
Colombia

GRUPO CAMPOS
Guajira Ballena, Chuchupa
Arianna Arianna, Cafaflecha, Katana
Guepajé Guepajé
La Creciente La Creciente, La creciente d, Apamante
El Dificil El Dificil, Brillante se
Gibraltar Gibraltar
Cusiana Cusiana, Cupiagua
Pauto — Florefia Pauto, Florefia, Morichal, Tocaria, La gloria
Otros Llanos Libertad, Reforma, Suria, Guayuriba, Austral, Tanane, Ocoa, Pompeya,
Corcel
Apiay Apiay, Rancho Hermoso, La Punta, Guatiquia, Gavan

Payoa — Provincia | Payoa, Payoa West, La Salina, La Salina Sur, Corazén West, Corazén West
C, Liebre, Bonanza, Sabana, Santos, Suerte, Conde, Provincia

Otros Mag. Medio Lisama, Lisama Profundo, Nutria, llanito, Peroles, Tesoro, La Cira, Infantas,
Gala, Yarigui, Cantagallo, Casabe, Guariquies, Opén, Serafin

Sur Don Pedro, Monserrate, Toqui Toqui, Tenay, Mana, Chaparro, Montafiuelo,
Espino, Santa Clara, Abanico, Ventilador, Rio Ceibas, Guaduas, Tempranillo,
Tenax, Gigante, Dina Terciarios, Dina Cretaceos, San Francisco, La hocha

Cerrito - Sardinata | Cerrito, Sardinata, Cerro Gordo

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

En 1990 la oferta fue de 385 MPCD, en 2011 fue de 1022 MPCD siendo el
principal productor el departamento de La Guajira cuya participacion no ha bajado
del 60 % durante este periodo como lo podemos ver en la Figura 18.

En el afio 2011, la oferta de gas natural disminuyo 0,29 % respecto al 2010 al
pasar de 1025 MPCD a 1022 MPCD, registrandose una tasa de crecimiento
promedio anual en los ultimos 10 afios del 5,8 %.

Las principales fuentes de produccion nacional de gas natural se concentran en
los campos Ballena y Chuchupa, en la Costa Atlantica y en Cusiana y Cupiagua,
localizados en el Interior del pais. Durante el afio 2011, los campos de La Guajira
y Cusiana, fueron responsables del 87 % del suministro, de los cuales el 62 %
corresponde a Guajira y el 25 % a Cusiana y Cupiagua, que equivalen a 637
MPCD y 248 MPCD, respectivamente.

Se aprecia de la Tabla 9 y Tabla 13 que la produccion de gas ha aumentado a un
ritmo superior al de incorporacion de reservas.
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Figura 18. Participacion en porcentaje de las zonas de produccién de gas
natural en Colombia

M+ Otros Interior B + Cusiana, Cupiagua
B+ Otros Costa B + Guajira

Fuente: UPME, CNO GAS

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 1990-2010, elaborado
por direccién de Gas MME, 2010.

7.5 DIAGNOSTICAR LA DEMANDA DE GAS NATURAL EN COLOMBIA POR
ZONAS Y LAS PROYECCIONES DE DEMANDA

e Consumo

En la Tabla 15 se da el consumo de gas natural en billones de metros cubicos y en
millones de toneladas de petréleo equivalente por afio.
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Tabla 15. Consumo de Gas Natural en Colombia

Afo | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010 | 2011

BCM | 6,1 6,1 6,0 6,3 6,7 7,0 7,4 7,6 8,7 9,1 9,0

MTep | 5,5 5,5 5,4 5,7 6,0 6,3 6,7 6,8 7,8 8,2 8,1

Fuente: BP, Natural gas, Statistical Review of World Energy, 2012.

El cambio del 2011 con respecto al 2010: -1,1 %. En 1990 el consumo final fue del
5,7 % y para el 2012 fue del 16 %, convirtiéendose en uno de los energéticos mas
importantes para el pais.

De enero 2009 a julio de 2010 se presentd el fenomeno climatologico del Nifio
como se puede apreciar en la Figura 22, lo cual hizo que se aumentara el
consumo de gas natural por parte de las termoeléctricas, sin embargo, a mediados
de 2010 esta situacion se ha normalizado. De la Figura 19 para el consumo de gas
natural sector costa Atlantica se aprecia que el mayor consumo se da en el sector
eléctrico en cambio para el sector interior del pais podemos apreciar en la Figura
20 que los mayores consumos se dan en el sector industrial, domestico, refineria,
en su respectivo orden y disminuye para el sector vehicular siendo el
comportamiento de las dos figuras muy diferentes la una de la otra, por lo que la
Figura 21 concerniente al consumo total del pais es la resultante de la suma de las
dos anteriores y donde las exportaciones en los periodos de fendmeno del Nifio
también se ven reducidas, la Figura 22 representa la demanda en forma individual
por sector y se aprecia claramente el comportamiento de las exportaciones y
fendémeno del Nifio.

Figura 19. Consumo de gas natural sector de la Costa Atlantica en Colombia
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

Figura 20. Consumo de gas natural sector del interior del pais en Colombia
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

Figura 21. Consumo de gas natural del total del pais en Colombia

1200

1000

800

600

MPCD

400

200

g8 8888ggagggegeseasegegesecsegszagso sz s D= CcC
88 EEFS525585EE8ERES2p888E8ERFS52 58 8¢
Fuente: UPME, CNO Gas
Elaboro: UPME ‘I]oméstm ‘Industrid ‘ Refineria ‘Veh\cular & Petroquimica ‘Terrnoeléc‘lrbu 4 Exportaciones

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.



Figura 22. Participacion de la demanda de gas natural en Colombia por
consumidores durante el fendmeno climatologico del Nifio
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 1990-2010, elaborado
por direccién de Gas MME, 2010.

De la Figura 23 se aprecia el crecimiento del consumo de la industria en los 10
ultimos afos, en el periodo 2000-2006 creci6é al doble, pero se ha visto afectado
por las restricciones impuestas para cubrir el fenébmeno del Nifio, para dar
prioridad al consumo doméstico el cual se ha triplicado en los 10 ultimos afios.

El consumo vehicular también ha crecido, para el periodo 2002 a 2011 ha crecido
seis veces pasando de 13 MPCD a 65 MPCD, pues el numero de vehiculos
convertidos continla en aumento pasando de 18369 vehiculos en diciembre de
2002 a 365182433 vehiculos a 31 de diciembre de 2011 (UPME, 2012). Durante el
periodo de enero a diciembre de 2011 se han convertido en promedio 3388
vehiculos al mes. El Ministerio de Ambiente adjudicé un cupo para importacion sin
aranceles de 100 vehiculos hibridos, eléctricos y dedicados a gas natural para
2010, ademés anunci6 que para 2011 el CONFIS ha aprobado la importacion de
100 vehiculos mas. Este sector también se ha visto afectado en los momentos de
restriccion del consumo.

El sector residencial cuenta con 6.121.312 usuarios (ver Tabla 1) a 31 de
diciembre de 2011, representando un 98,3 % del total de usuarios conectados,
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mientras que la industria con 0, 04 % de usuarios representa el 30 % del consumo
de lo corrido de este afio como se aprecia en la Figura 1.

Figura 23. Consumo de gas natural del total del pais en Colombia por los
diferentes consumidores en % y MPCD

CONSUMOS GAS NATURAL 2009-TOTAL PAIS

M Sector Eléctrico M Doméstico M Refinerin
B Industrial B GNC M Petroguimico

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 1990-2010, elaborado
por direccién de Gas MME, 2010.

A través del Decreto 2730 del 29 de julio de 2010 del Ministerio de Minas y
Energia, se establecen instrumentos para asegurar el abastecimiento de gas
natural y se dictan otras disposiciones; la UPME recibe entre otras las funciones
de elaborar un Plan indicativo de los requerimientos de expansién del Sistema
Nacional de Transporte y la funcién de identificar diferentes alternativas para el
almacenamiento en plantas satélite y analizarlas. Desde octubre de 2009, la
UPME puso a consideracion de los agentes y demas interesados, la version
preliminar del documento “Plan de abastecimiento para el suministro y transporte
de gas natural en Colombia” donde se hace un andlisis de las proyecciones de
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demanda y de oferta, se establecen diferentes alternativas de abastecimiento y se
aplica un criterio de decision para la seleccion de la mejor alternativa.

Se observa claramente que el sistema de transporte de gas natural en el pais
también es insuficiente en capacidad especialmente para momentos de tension y
no hay suficientes sefiales para su expansion afectando el panorama futuro de la
oferta de gas natural.

e Demanda

En la Figura 1 se da la demanda de gas natural en el pais, por sectores del afio
2011 en porcentaje donde el 30 % correspondié al sector industrial, el 27 % al
eléctrico, el 19 % al doméstico, 14 % a Refineria, el 8 % al GNCV y el 2 % al
petroquimico.

En la Tabla 16 se da la demanda de gas natural en el pais, por zonas y sectores
desde el afio 2007 hasta el 2011 en millones de pies cubicos por dia. EI consumo
promedio de gas natural durante el afio 2011 fue de 783 MPCD donde el 30,01 %
correspondio al sector industrial, el 29,5 % al eléctrico, el 19,28 % al doméstico,
13,41 % a Refineria, el 8,43 % al GNCV y el 1,53 % al petroquimico.

En la Tabla 1 se observa el crecimiento de las instalaciones residenciales de gas
natural desde el afio 2007 hasta el 2011 por regiones donde los departamentos de
Cundinamarca - Boyaca y Antioquia son los de mayor crecimiento, y en la Figura
24 se aprecian los porcentajes de distribucion de instalaciones de gas natural
residencial en el pais a diciembre de 2011 siendo el de mayor porcentaje
Cundinamarca - Boyaca.

Se aprecia claramente que hay un problema mas de oferta que de demanda, la
demanda de las electrificadoras es puntual y muy grande lo cual afecta la oferta en
especial en las épocas de fendmeno del Nifio, lo que demuestra que el esquema
de generacién de energia eléctrica a partir de gas natural es un fracaso y el
gobierno no debe permitir mas la creacién de nuevas plantas térmicas de gas.
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Tabla 16. Demanda de Gas Natural en Colombia en MPCD desde 2007 hasta
el 2011

Petroguimico 13 12 11 12 12
Industrial 257 264 226 240 235
Doméstico 124 142 141 142 151
GHNC T4 T8 16 12 66
+ SectorEl éctrico 157 135 267 294 213
jeETe————— e Emaaaas memmmams, Bemmmmmm Y
+ Sectores No Elécricos 11T 174 156 160 161
Refineria 14 13 12 12 14
Petroquimico 10 10 10 " 12
Industrial 106 102 86 &9 85
Domeéstico 29 kil kil 12 34
GNC 18 18 18 16 16
+ SectorEl éctrico 127 1200 203 229 152
(e e U s T
+ Sectores Mo Elécicos 397 414 38T 405 408
Refinera 7 79 16 87 91
Petroquimico 3 P 1 1 1
Industrial 151 162 141 151 150
Doméstico 105 111 111 111 17
GHNC 56 60 59 56 49
+ Sector El éctrico 30 14 64 65 32

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

Figura 24. Distribucién de las instalaciones de gas natural residencial en
Colombia por zonas durante el ultimo afio
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.
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e Proyecciones de demanda

De otra parte, el potencial de produccion de gas natural de los diferentes campos
existentes utilizado para el ejercicio de planificacion, corresponde al reportado por
los productores al Ministerio de Minas y Energia en propiedad del Decreto 2687 de
2008, y publicado mediante las Resoluciones MME 180663, 180765, 180881 y
181125 de 2010. En la Figura 25 la gréafica representa el potencial de produccion a
nivel nacional, de acuerdo con las resoluciones mencionadas.

De la Figura 25 a enero de 2012, el pais contaba con una capacidad de
produccién de 1022 MPCD, la cual se ha disminuido en -0,29 % respecto del
promedio diario anual de 2010. No obstante, se estima que dicha capacidad
disminuira hasta 725 MPCD en el afio 2019, ocasionada por la declinacién natural
de los campos productores y considerando Unicamente la oferta actual y las
reservas remanentes a diciembre de 2011. Lo anterior equivale a una disminucion
de 4,2 % promedio anual en el periodo evaluado.

En la Tabla 17 se puede observar como ha sido la evolucién del nimero de
usuarios conectados que en diciembre de 2011 alcanzaron 6.230.285 donde se
estimo que el 98,25 % son usuarios residenciales, el 1,7 % comerciales y el 0,04
% corresponde a usuarios industriales y la demanda de gas natural en el pais, por
sectores la apreciamos en la Figura 24Figura 1 en porcentaje a diciembre del afio
2011 donde el 30 % correspondi6 al sector industrial, el 27 % al eléctrico, el 19 %
al doméstico, 14 % a Refineria, el 8 % al GNCV y el 2 % al petroquimico y en la
Tabla 16 se da en MPCD.

Tabla 17. Cobertura de gas natural en Colombia por sectores consumidores
a diciembre del afio 2011

Numero total de usuarios residenciales conectados por estrato (E)
El E2 E3 E4 E5 E6
1.143.486 | 2.318.851 | 1.732.020 | 562.013 | 222.102 | 142.839

19 % 38 % 28 % 9% 4 % 2%
No. Resumen | Participacién

No. De poblaciones con gas natural 666
No. De usuarios residenciales conectados | 6.121.312 98,25 %
No. De usuarios comerciales conectados 106.181 1,70 %
No. De usuarios industriales conectados 2.792 0,04 %
No. De usuarios TOTALES conectados 6.230.285 100,00 %

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.
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Para el afio 2011 se esperaba que con la recuperacion del nivel de los embalses
se redujera el consumo de gas natural para generacion eléctrica y las
exportaciones promedio de 210 MPCD.

Para las proyecciones de demanda se recurre a insumos actualizados disponibles
con sus series historicas y su proyeccion de poblacién (DANE), reportes de
usuarios del gas natural (MME) tales como el consumo promedio por tipo de
usuario y la razén de cambio en la entrada de nuevos usuarios siempre y cuando
se encuentren dentro de un perimetro de 30 Km del gasoducto troncal y
municipios que estén a mas de 30 Km pero con una poblacion considerable en sus
cabeceras municipales, macroeconémicas (MHCP, DNP, Ecopetrol, EIA y Banco
de la Republica) y del Sistema Unico de Informacién (SUI) de la Superintendencia
de Servicios Publicos Domiciliarios, para el sector industrial depende de los
balances energéticos de la UPME ya que su utilizacion dependen de los precios
relativos de los energéticos, posibilidades tecnoldgicas, costos operativos y de
inversién, tecnologias disponibles para movilidad de pasajeros o carga, Ministerio
de Transporte, teniendo presente que para la elaboracion de las serie es
importante conocer que a partir de los afios 90 se da comienzo al plan de
masificacion de gas para los municipios.

En Colombia el servicio de gas natural se ha expandido a las poblaciones que
estan alrededor de la tuberia troncal de transporte de gas natural como se aprecia
en la Figura 30 y Figura 31, caracterizado en los ultimos diez afios por el
incremento de usuarios para uso residencial, vehicular, comercial e industrial. Los
usuarios de los sectores petroquimicos y refinerias no presentan incrementos
significativos, el sector de generacion eléctrica tiene una tendencia a disminuir con
fluctuaciones relacionadas con el fenémeno climatico del Nifio pero es muy
impredecible perjudicando notoriamente las proyecciones de demanda.

La UPME entrega las proyecciones de demanda de gas natural cada afo, para
cada sector de consumo Y las publica indicando la fecha de revision, metodologia
y simulador empleado.
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Figura 25. Potencial de Produccion de gas natural (MPCD) en Colombia
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

e Proyecciones de demanda escenario bajo

En la Tabla 18 y Figura 26, entre los afios 2010 - 2020 se estima para el escenario
base una tasa de crecimiento media de 0,48 %, alcanzandose una demanda
nacional de 902,9 MPCD, y entre los afios 2020 - 2031 de 1,66 %, de manera que
la demanda nacional llegue a 1083,2 MPCD.



Tabla 18. Proyeccion de demanda nacional de gas natural en Colombia por
sectores del afio 2010 al afio 2031 en MPCD. Escenario bajo

2010

11.7

AT 1199 325 23{:? zms 545 1104
2012 1241 335 2383 2131 50 1098
2013 126.7 34,1 265 20256 593 16422
2014 1279 343 253 1339 60.3 169.9
2015 1287 344 2653 140.8 60.3 1634
2016 1295 344 275.2 158 612 2032
2017 130 344 2867 177 617 2423
2018 1306 344 29735 996 623 2413
2019 1311 344 3086 89,2 83 2413
2020 1318 345 3195 1027 636 24038
2021 1325 346 315 1114 643 2403
2022 1332 M7 3415 91.8 649 23938
2023 134 349 3515 105.2 656 2393
2024 1346 35 3618 14,1 66.1 2389
2025 1352 35,1 3724 97.3 66.8 2384
2026 1358 352 3839 108.8 673 2379
2027 136.3 353 3951 1049 673 2374
2028 1366 354 406.1 1153 685 2369
2029 137 354 473 1269 69.1 235
2030 1373 355 42656 90,5 69.7 236
2031 1376 3556 4355 158.9 703 2355

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

Figura 26. Proyeccion de demanda nacional de gas natural en Colombia por
sectores del afio 2009 al afio 2030 en MPCD. Escenario bajo
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e Proyecciones de demanda escenario medio

En la Tabla 19 y Figura 27, entre los afios 2010 - 2020 se estima para el escenario
medio una tasa de crecimiento media de 1,85 %, alcanzandose una demanda
nacional de 1033,7 MPCD, y entre los afios 2020 - 2031 de 1,75 %, de manera
gue la demanda nacional llegue a 1251,1 MPCD.

Tabla 19. Proyeccion de demanda nacional de gas natural en Colombia por
sectores del afio 2009 al ailo 2030 en MPCD. Escenario medio

2010 11.7 232

2011 1228 331 2393 2{:51 59 1104

2012 1296 3438 2477 2283 6.2 1241

2013 1345 % 2566 2113 69 1856

2014 1375 3.5 266.3 1558 704 182

2015 1339 3639 278 1 1613 7 1847

2016 142 371 2909 189.4 731 2297

2017 1438 374 303.4 2172 745 2738

2018 1456 375 3172 102.4 76 2733

2019 1473 77 3315 116.3 775 2727

2020 149 38 2462 137 79.1 2722

2021 1506 33.2 362.1 1529 80.7 27156

2022 15222 385 376.4 1292 822 271.1

2023 153.9 3.8 3904 15138 83.8 2705

2024 1556 3.1 4043 1673 853 270

2025 157.2 394 471 1455 86.8 2694

2026 156.9 307 4311 168.8 88.3 2689 1220 11679
2027 1606 I 444 1623 89.8 263.4 122 TR
2028 162.3 402 4573 189.9 913 2678 12.1
2029 164 405 459 2243 3238 2673 121
2030 165.7 4038 479 1896 34,4 2668 12.1 TPABR
2031 167.5 411 4393 179 % 2662 121 [ A%

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.
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Figura 27. Proyeccion de demanda nacional de gas natural en Colombia por
sectores del afio 2009 al afio 2030 en MPCD. Escenario medio
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Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

e Proyecciones de demanda escenario alto

En la Tabla 20 y Figura 28, entre los afios 2011 - 2020 se estima para el escenario
alto una tasa de crecimiento media de 3,45 %, alcanzandose una demanda
nacional de 1207,2 MPCD, y entre los afios 2020 - 2031 de 1,97 %, de manera
que la demanda nacional llegue a 1495,5 MPCD.
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Tabla 20. Proyeccion de demanda nacional de gas natural en Colombia por
sectores del afio 2009 al afio 2030 en MPCD. Escenario Alto

12,1 ENGG0G
14 IS
ws e

LX) T

ESAR—
147 NGO

147

145 IAIAE

2010 7

2011 1257 338 24\38 20\3 ?43 1104
2012 1353 36,1 2559 497 755 1385
2013 1428 378 266.1 2313 773 207
2014 147.7 36.8 278.9 178 79.6 2142
2015 151.8 385 203 077 82 200
2016 135.4 401 308.3 252.2 84.3 256.2
2017 138.6 408 3243 283.1 86.6 3004
2018 161.6 408 3418 1338 89 304.8
2019 1642 4.2 360.2 1837 915 3042
2020 166.5 415 3y 2073 o4 3038
2021 168.5 18 400.8 2428 96.5 028
2022 170.3 421 4174 155 ] 302.3
2023 1728 424 4334 2627 1014 ENN
2024 1753 427 4487 2831 1038 3011
2025 177,68 431 4618 2023 1083 3005
2026 1804 434 474 307 1087 2999
2027 1829 437 486 2023 111 2083
2028 1856 44 4954 3822 135 2987
2029 1862 444 512 848 118 2881
2030 190,9 447 3239 09,3 18,5 2879
2031 1926 45 535.3 2881 121 2068

i s

Fuente: UPME, Boletin Estadistico de Minas y Energia 2007-2011, 2012.

Figura 28. Proyeccién de demanda nacional de gas natural en Colombia por
sectores del afio 2009 al afio 2030 en MPCD. Escenario Alto
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7.6 DIAGNOSTICAR LAS UBICACIONES GEOGRAFICAS EN COLOMBIA
PARA SU IMPLEMENTACION

La Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH) es la encargada de administrar la
informacion geoldgica y técnica contenida en el Banco de Informacion Petrolera
(BIP) de Colombia que se encuentra integrada en el Exploration and Production
Information System (EPIS) , cuenta en la actualidad con 104.060 historias de pozo
(ANH, 2009).

Las cuencas productoras de petrdleo y gas natural se aprecian en la Figura 29 y
son las siguientes:

- Llanos Orientales

- Valle Inferior del Magdalena
- Valle Medio del Magdalena

- Valle Superior del Magdalena
- Putumayo

- Catatumbo

- Guajira

- Guajira Offshore

- Cesar — Rancheria

- Cordillera Oriental

Las cuencas que no producen a escala comercial o productiva con poca
informacion también se aprecian en la Figura 29 y son las siguientes:

- Sind - San Jacinto
- Sinu Offshore

- Los Cayos

- Uraba

- Caguan Vaupés
- Amazonas

- Cauca — Patia

- Choco

- Choco Offshore

- Tumaco

- Tumaco Offshore
- Pacifico

- Amazonas

Produccion de gas natural por departamento en el 2011 (IEP-ACP, 2012):
- Guajira, 639 Mpcdc
- Casanare, 279 Mpcdc
- Sucre, 63 Mpcdc
- Santander, 25 Mpcdc
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- Tolima, 10 Mpcdc

- Cesar, 4 Mpcdc

- Bolivar, 4 Mpcdc

- Huila, 3 Mpcdc

- Otros 7 departamentos, 8 Mpcdc

Produccion de gas natural por cuenca en el 2012 (IEP-ACP, 2012):
- Guajira, 53 %
- Llanos Orientales, 35 %
- Valle inferior del Magdalena, 7 %
- Valle Medio del Magdalena, 4 %
- Valle Superior del Magdalena, 1 %

Produccién de crudo por departamento en el 2011 (IEP-ACP, 2012):
- Meta, 432.818 BPCD
- Casanare, 159.913 BPCD
- Arauca, 72.477 BPCD
- Santander, 51.738 BPCD
- Huila, 41.911 BPCD
- Boyacd, 41.164 BPCD
- Putumayo, 36.770 BPCD
- Tolima, 32.054 BPCD
- Antioquia, 20.604 BPCD
- Bolivar, 14.894 BPCD
- Cesar, 3.758 BPCD
- Norte de Santander, 3.361 BPCD
- Narifio, 893 BPCD
- Cundinamarca, 902 BPCD
- Cauca, 839 BPCD
- Vichada, 210 BPCD
- Sucre, 31 BPCD
- Magdalena, 7 BPCD

Produccion de crudo por cuenca en el 2012 (IEP-ACP, 2012):
- Llanos Orientales, 73 %
- Valle Medio del Magdalena, 15 %
- Valle Superior del Magdalena, 7 %
- Putumayo, 4 %
- Otras cuencas (Catatumbo, Cordillera Oriental y Valle Inferior Magdalena),
1%

Departamentos que reciben regalias y sus respectivos municipios (IEP-ACP,
2012):

- Antioquia: Puerto Nare, Puerto Triunfo, Yondo

- Arauca: Arauca, Arauquita, Tame, Saravena
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- Bolivar: Talaigua Nuevo, Mompos, Cantagallo, Cicuco, Cérdoba

- Boyaca: Puerto Boyac4a, Topaga, Corrales, San Luis de Gaceno

- Caquetéa: San Vicente del Caguan

- Casanare: Trinidad, Paz de Ariporo, Mani, Tauramena, Aguazul, Nunchia,
San Luis de Palenque, Yopal, Orocue, Chameza, Hato corozal, La Salina,
Monterrey, Pore, Recetor, Sabanalarga, Sacama, Tamara, Villanueva,
Municipio NN

- Cauca: Piamonte

- Cesar: San Martin, Rio de Oro, San Alberto, Aguachica, El paso,
Chiriguana, Becerril, La Jagua Ibirico

- Cordoba: Sahagun, Pueblo Nuevo

- Cundinamarca: Guaduas, Puli, Pto. Salgar, Yacopi

- Guajira: Riohacha, Dibulla, Manaure, Uribia

- Huila: Yaguara, Aipe, Neiva, Palermo, Baraya, Villavieja, Gigante, Tesalia,
Garzon, Paicol

- Magdalena: Pijino del Carmen

- Meta: Castilla la Nueva, Acacias, Villavicencio, Puerto Lopez, Puerto
Gaitan, San Martin, Barranca de Upia, Cabuyaro, Guamal, Vista Hermosa,
La Macarena, Cuburral, Cumaral, El Calvario, El Castillo, EI Dorado, Fuente
de Oro, Granada, Mapiripan, Mesetas, La Uribe, Lejanias, Puerto
Concordia, Puerto lleras, Puerto Rico, Restrepo, San Carlos Guaroa, San
Juan de Arama, San Juanito

- Narifio: Ipiales, Corponarifio

- Norte de Santander: Cdcuta, Sabana de Tibu, Cachira, La Esperanza,
Sardinata, Corponorte

- Putumayo: Pto. Asis, Mocoa, Pto. Guzméan, Guamues, Pto. Caicedo, Orito,
San Miguel, Villagarzén, Municipio NN, Corpoamazonia

- Santander: Pto. Wilches, Barrancabermeja, EI Carmen, Simacota, San
Vicente, Sabana Torres, Rionegro, Cimitarra, Bolivar, Municipio NN

- Sucre: San Pedro, Los Palmitos

- Tolima: Alvarado, Purificacién, Ortega, San Luis, Piedras, Chaparral,
Melgar, Icononzo, Guamo, Coello, Flandes, Espinal, Prado

- Vichada: Santa Rosalia

- Departamento NN: Municipio NN

Las cuencas con mayor exploracion en el 2011 (IEP-ACP, 2012):
- Llanos orientales, 75,2 %
- Valle Superior del Magdalena, 6,4 %
- Valle inferior del Magdalena, 4,8 %
- Caguan — Putumayo, 4,8 %
- Valle Medio del Magdalena, 2,4 %
- Cesar — Rancheria, 2,4 %
- Cordillera Oriental, 2,4 %
- Catatumbo, 1,6 %
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Figura 29. Clasificacion de las cuencas sedimentarias de Colombia

PERU

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH), Colombia: Petréleo y
Futuro, 2009.
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Figura 30. Gasoductos y campos de gas natural en Colombia

GASODUCTOS Y CAMPOS
DE GAS NATURAL EN COLOMBIA

i

f

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH), Colombia: Petréleo y
Futuro, 2009.
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Figura 31. Cobertura geogréfica del servicio gas natural afio 2009
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e Distribucion de instalaciones de Gas Natural Residencial (IEP-ACP, 2012):

Cundinamarca — Boyaca: 33,7 %
Valle del cauca — Cauca: 13,1 %
Atlantico — Magdalena: 10,0 %
Antioquia: 9,9 %

Bolivar — Cérdoba — Sucre: 8,5 %
Huila — Tolima — Caqueta: 6,0 %
Eje Cafetero (Quindio, Risaralda y Caldas): 5,8 %
Santander: 5,2 %

Casanare — Meta — Guaviare: 3,0 %
Cesar: 2,1 %

Norte de Santander: 1,5 %

Guajira: 1,2 %

El gas natural en Colombia se encuentra en yacimientos solo de gas libre o en
yacimientos de gas asociado con produccién de petroleo, para el 2004 (ANH,
2009) el 83 % de la produccion de gas natural correspondia a gas libre y el 27 % a
gas asociado, de ahi se vislumbra de que el gas libre no requiere de tratamiento
para obtener las condiciones de calidad para su comercializacion.

La Temperatura de un yacimiento esta determinada por su profundidad. El
comportamiento de fase de un fluido en el yacimiento est4d determinado por su
composicién. Las composiciones tipicas de las diversas clases de fluidos de
hidrocarburos del yacimiento se dan en la Tabla 21.

Tabla 21. Las composiciones tipicas de los fluidos de yacimientos diferentes

Componente, | Gas seco | Gas Petroleo | Petroleo
% en moles. condensado | volétil negro
N, 6,25 0,29 0,12 0,16
CO, 2,34 1,72 1,50 0,91
C 81,13 79,14 69,59 36,47
C, 7,24 7,48 5,31 9,67
Cs 2,35 3,29 4,22 6,95
iCq 0,22 0,51 0,85 1,44
nCy 0,35 1,25 1,76 3,93
iCs 0,09 0,36 0,67 1,44
nCs 0,03 0,55 1,12 1,41
Cs 0,61 1,22 4,33
Crs 4,80 16,64 33,29
Fuente: Danesh, A., PVT AND PHASE BEHAVIOUR OF PETROLEUM

RESERVOIR FLUIDS, 1998.
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El gas seco se compone predominantemente de metano y no hidrocarburos tales
como nitrégeno y didéxido de carbono. En el yacimiento el gas se mantiene en una
sola fase hasta las condiciones del separador en superficie donde el agua se
puede condensar en las condiciones de la superficie debido a la refrigeracion del
gas. Pruebas PVT en el laboratorio se limitan a la medicion de la compresibilidad
del gas.

Comparando la informacién que nos da la Tabla 21 con la que nos brinda
Ecopetrol en la Tabla 5, observamos que los campos de: Apiay (ubicado en el
Departamento del Meta cerca de la ciudad de Villavicencio), Cantagallo (ubicado
en Barrancabermeja), Guajira Costa Atlantica y Guajira interior (ubicados en la
Costa Atlantica), Glepajé (Limites departamentos de Sucre y Bolivar) y El centro-
Opdn (en el departamento de Santander) presentan las caracteristicas de pozos
de gas seco y libre, 6ptimos para la implementacién de almacenamientos
subterrdneos de gas natural.

Ademas con la informacién que nos suministra el MME a través de la direccion de
hidrocarburos, del listado de pozos campos y contratos vigentes en explotacion
encontramos que los campos de gas libre son por cuencas las siguientes: En la
cuenca del Valle Inferior del Magdalena (Guepajé, Arianna, La Creciente), en la
cuenca del Catatumbo (Cerrito), en la cuenca del Valle Medio del Magdalena
(Opodn), en la cuenca del Valle Superior del Magdalena (Montafiuelo), en la cuenca
de los Llanos Orientales (Garzas Blancas, Surimena, Rio Viejo, Cano Verde, Mata
Oscura) y en la cuenca de la Guajira (Ballena, Chuchupa, Riohacha).

Se presume existencia de yacimientos agotados o maduros que beneficiarian la
implementacion de yacimientos subterraneos de gas natural por zonas de acuerdo
a la ubicacion de los campos gasiferos en Colombia, que podria distribuirse de la
siguiente forma:

e Grupo 1: Pozos de gas libre ubicados en la cuenca del Valle Inferior del
Magdalena cubririan las poblaciones de los departamentos de Cdérdoba,
Sucre, Bolivar, Atlantico, Magdalena y Guajira.

e Grupo 2: Pozos de gas libre ubicados en la cuenca de la Guajira cubririan
las poblaciones de los departamentos de Guajira, Magdalena, Atlantico,
Bolivar, Sucre, Cérdoba, Cesar.

e Grupo 3: Pozos de gas libre ubicados en la cuenca del Valle del Magdalena
Medio cubririan las poblaciones de los departamentos de Santander,
Antioquia, Eje Cafetero (Caldas, Risaralda, Quindio), Valle del Cauca,
Tolima, Bogota, Cundinamarca.

e Grupo 4: Pozos de gas libre ubicados en la cuenca de los Llanos
Orientales cubririan las poblaciones de los departamentos de Casanare,
Meta, Huila, Boyaca, Bogot4, Cundinamarca, Guaviare, Caqueta, Cauca.
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e Grupo 5: Pozos de gas libre ubicados en la cuenca del Valle Superior del
Magdalena cubririan las poblaciones de los departamentos de Huila,
Tolima, Eje Cafetero, Cundinamarca, Valle del Cauca.

Diagndstico de las ubicaciones geograficas en Colombia para su
implementacion

Los grupos con mas viabilidad para la implementacion serian el grupo 3 (cuenca
del Valle del Magdalena Medio) y el grupo 4 (cuenca de los Llanos Orientales) por
ser consideradas las cuencas con bajo costo especificadas asi por los criterios
definidos por la ANH y comparaciones internacionales ya que exigen un nivel de
inversion de capital mas bajo porque histéricamente son mas intensamente
exploradas y maduras y su nivel de conocimiento geoldgico, su incertidumbre de
implementacion es mas aceptable, también cuentan con un desarrollo de
infraestructura mas avanzado y el acceso a vias de transporte es cercano.

Diagnostico normativo, regulatorio y econdémico en Colombia para su
implementacion

Las soluciones propuestas por estudios recientes permiten mitigar los riesgos de
abastecimiento con la instalacién de dos plantas de GNL, una en el Atlantico y la
otra en el pacifico para generacion durante el fenbmeno del Nifio del sistema
eléctrico y respaldo de las generaciones eléctricas de seguridad pero no brindan
confiabilidad para los sistemas de distribucion que quedarian de todas formas
alejados de estos centros de importacion de GNL propuestos, ignorando que las
plantas de regasificacion también pueden presentar fallas de operacion.

En el marco normativo y juridico falta decision publica para el uso de alternativas
en confiabilidad con almacenamientos subterraneos de gas natural contempladas
en el Decreto 2730 de 2010 el cual fue derogado y no como se esta confundiendo
actualmente con la decision de implementar soluciones con plantas de
regasificacion GNL que dan solucién para mitigar el riesgo de abastecimiento
nacional mas no de confiabilidad de los sistemas de distribucién. Actualmente el
Gobierno Nacional a través del Ministerio de Minas y Energia con el Decreto 2100
de junio de 2011 en el articulo 18 encomendé a la CREG definir la metodologia
que se utilizara para la evaluacion economica de los proyectos que presenten los
agentes para asegurar la confiabilidad en la prestaciéon del servicio publico del gas
natural y también establecer la metodologia para la remuneracion de las
inversiones de confiabilidad, de acuerdo con los beneficios obtenidos segun el tipo
de demanda y la CREG expidi0 la Resolucion CREG 054 de 2012 donde se
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ratifica la remuneracion de las plantas GNL. En el articulo 19 del Decreto 2100 de
2011 se dio un plazo de 1 afio a la ANH y el MME para evaluar la viabilidad de la
utilizacion de campos de hidrocarburos con fines de almacenamiento de gas
natural como alternativa para asegurar la confiabilidad del servicio publico y a la
fecha no hay claridad en el tema de confiabilidad a corto plazo para enfrentar las
restricciones ocasionadas por la no respuesta inmediata a eventos repentinos,
fallas de operacion o mantenimientos programados.

La seguridad del abastecimiento es necesaria y su desarrollo es a mediano y largo
plazo pero continuariamos con el no aseguramiento de la continuidad del servicio
en los sistemas de distribucion, por su parte los distribuidores reconocen que
actualmente hay limitantes en la infraestructura de transporte el cual tiene un
comportamiento radial (Castro, 2012), con vulnerabilidad geoldgica, dificultad
geografica e inestabilidad en la politica de seguridad democrética.

Para los distribuidores aun no hay reglas claras en la normatividad del marco
regulatorio para viabilizar las inversiones que realice el distribuidor, ni estimulos
econdmicos reflejados en la tarifa, ni se les brinda apoyo con informacion
pertinente de localizacibn de zonas posibles para evaluar la viabilidad de la
utilizacion de campos de hidrocarburos con fines de almacenamiento de gas
natural como alternativa para asegurar la confiabilidad del servicio publico y poder
realizar inversion.

La situacién hoy para los distribuidores es que contintan las interrupciones en el
servicio con sobrecostos comerciales, técnicos y sociales muy significativos y
pueden comprometer la confianza del combustible para sectores importantes
como el del transporte. Compensacion a los usuarios porque no se cuenta con
herramientas para gestionar la obligacion de continuidad y calidad en el servicio.
Perdidas por costos de oportunidad de uso de la red reflejadas en el valor de las
restricciones al afio.

El desarrollo de este proyecto ayudara a dar una visibn a los agentes que
conforman la cadena del gas natural en Colombia del beneficio que trae la
implementacion de almacenamientos subterrdneos de gas natural estratégicos,
mostrara que su implementacion no es tan costosa como las plantas de
regasificacion GNL, brindara un procedimiento para su evaluacion econdémica y
financiera, su inversion se recupera y se cumple con la entrega oportuna y en
forma continua del servicio publico del gas natural y que en la tarifa al usuario se
vera reflejada en un incremento no mayor al 5 % y cumpliendo con la obligacion
de calidad y continuidad, ademas de disminuir los valores de perdida por las
restricciones en el servicio.
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8. RESULTADOS Y DISCUSION

8.1 DEFINIR COMPONENTES PARA LA EVALUACION TECNICA Y
OPERATIVA DEL ALMACENAMIENTO EN UN YACIMIENTO AGOTADO

Es importante para la evaluacion técnica y operativa tener en cuenta la variedad
de formaciones geologicas para el almacenamiento y las necesidades
tecnologicas en las instalaciones de superficie tales como la interconexion de
tuberias o red, entre otras. La evaluacién técnica parte de la base de la
composicién del gas, relaciones de presion y tasas de flujo de gas entre el
yacimiento y tuberias, incluyendo el comportamiento geoldgico del yacimiento
seleccionado.

El gas natural que se inyecta en el almacenamiento de gas y luego se reinyecta de
nuevo al sistema en tiempos de alta demanda o emergencia debe cumplir con
todos los requisitos aplicados por las normas de gas natural comercializable.

Los componentes técnicos de acuerdo a la naturaleza del servicio se clasifican en:

e Inyeccion del gas natural para su almacenamiento: Se inyecta en el
yacimiento de almacenamiento con una estacion compresora, el tipo de
compresor a utilizar depende de la relacion de presion entre la tuberia y el
yacimiento almacén, las tasas de flujo de gas para almacenar, estos
factores se utilizan para escoger entre compresores tipo piston, tipo
centrifugo y tipo turbo donde su disefio incorpora una etapa de proceso
axial seguida de una o mas etapas de proceso centrifugo “radial” y se
emplean para manejar grandes caudales en plantas de gas licuado o
carbon licuado (SIEMENS, 2007), especificando ademas como se realizara
la impulsién del compresor ya sea con motores de gas, turbinas de gas o
motores eléctricos el cual debera ser evaluada en la parte econdémica.

Para el caso colombiano se recomienda seleccionar el compresor tipo
centrifugo que puede ser la referencia STC-SV de SIEMENS para caudales
de 250 a 480000 m3/h, presidbn de descarga hasta 1000 bar y con
accionamiento con gas natural el cual es especial para aplicaciones de
distribucion y almacenamiento de gas natural y nos daria hasta para 406
MMscf/dia y no sera necesario instalar equipos de control de pulsaciones a
los medidores de flujo para evitar errores en la medicién de flujo.

e Retiro del gas natural para ingresarlos al sistema: Depende del tipo de

opcion de almacenamiento subterraneo seleccionado, las condiciones
actuales y la ubicacion. EI componente técnico para el tratamiento del gas
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natural comprende procesos de absorcion con trietilenglicol (TEG) u otra
sustancia como el gel de silice y separadores de baja temperatura
utilizando el efecto Joule-Thompson o una planta de refrigeracion externa
de acuerdo a factores tales como analisis del gas que se retira, las
relaciones de presion entre el yacimiento almacén y las tuberias del
sistema, tasas de gas necesarias para reinyeccion y retiro del yacimiento
almacén.

Para el caso colombiano la implementacibn de almacenamientos
subterraneos de gas natural son 6ptimos los yacimientos de gas seco y libre
agotados en los cuales el gas seco se compone predominantemente de
metano y no hidrocarburos tales como nitrégeno y diéxido de carbono. En el
yacimiento el gas se mantiene en una sola fase hasta las condiciones del
separador en superficie donde el agua se puede condensar en las
condiciones de la superficie debido a la refrigeracion del gas. Se
recomienda seleccionar el deshidratador de glicol con trietilenglicol que es
econdémico, tienen un rendimiento adecuado, funcionan bien, y debe
acomparfarse de un regenerador de glicol ya que el agua diluye el glicol
hasta el punto donde se pierde su capacidad de secado, si se tienen tasas
de entrega variables como decir, un minimo de 50 MMscfd y un méaximo de
250 MMscfd se recomienda utilizar no un deshidratador simple sino mas
bien unidades deshidratadoras multiples.

Las partes principales de las instalaciones de superficie son: sistema de
recoleccion, separaciéon de sélidos y condensado, medicién del flujo de gas,
dispositivo limitador de flujo, compresion del gas, estacion de tuberias y lineas de
campo, control de la presidon y precalentamiento, secado y tratamiento del gas.
Equipos secundarios y accesorios comprenden: sistema de caldera con agua
caliente para precalentar el gas natural y evitar la tensibn mecanica o formacion de
hidratos durante la reduccion de presion, el gas combustible y sistema de gas para
calefacciéon, sistema de expansion, suministro de aire para la instrumentacion
industrial, estaciones de inyeccién de inhibidores de corrosion y / o hidratos,
sistema de recoleccion de fluidos del yacimiento. En lo ambiental se deben
considerar el control de ruido y la minimizacion de las emisiones gaseosas. En el
tema de seguridad se debe tener presente que la automatizacion y control
industrial permite realizar control automatico remoto desde un cuarto de control
auténomo (sin personal) para lo cual se debe considerar un sistema redundante
de seguridad para garantizar el cierre automatico de la planta en caso de
condiciones anormales de funcionamiento.
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Aspectos a considerar en las instalaciones de superficie:

Sistema de recoleccion: se conecta al sistema de pozos con las
instalaciones de punto central en configuracion arbol parecido al sistema de
recogida en un campo de produccion pero para mayor volumen.
Separadores: el tipo depende del lugar de aplicacion en la linea de flujo, se
emplean separadores de particulas sélidas o liquidas o tipo combinados y
los hay a partir de los principios de construccion que pueden ser utilizados
(tipos vortice, de borde, filtros de cartucho), su finalidad es proteger los
compresores.

Medidores de flujo de gas: que tengan la capacidad de medir flujos
grandes del orden de millones de metros cubicos por dia y que a la vez
midan la calidad del gas (valor calorifico, composicion, humedad, entre
otras). Entre ellos se tienen de tipo ultrasonido, de turbina, de vortice y
coriolis, en combinacion con equipos de cromatografia de gases y equipos
de cdmputo de flujo. Se debe tener en cuenta que las caracteristicas de las
corrientes de flujo de inyeccion y retirada son diferentes y por lo tanto se
deben tener medidores de flujo de gas independientes para el ciclo de
inyeccion y el ciclo de retiro, si se utilizan compresores de piston se deben
instalar equipos de control de pulsaciones a los medidores de flujo para
evitar errores en la medicion de flujo.

Dispositivo limitador de flujo: Por lo general es deseable instalar un
medidor para determinar la tasa de flujo de gas inyectado o retirado a un
pozo individual porque en los casos en que la tasa de flujo sea muy alta,
puede ser necesario la instalacion de un dispositivo limitador de flujo para
evitar dafios a la cara de arena cerca del pozo (Flanigan, 1995), y evitar
desviaciones de la ley de Darcy por el efecto Klinkenberg.

Estacion de tuberias y lineas de campo: comprende tuberias, valvulas,
sensores y otros componentes especiales los cuales deben soportar la
presion, corrosion y tiempo de vida Gtil estimado.

Compresores: El gas tiene que ser presurizado para almacenarlo con un
equipo compresor de mayor potencia por ser menor la presion existente en
las tuberias de alimentacion, se clasifican de acuerdo al principio de
funcionamiento (pistbn o turbo) y los mas utilizados son los tipo
reciprocantes, también se utilizan a menudo para retirar el gas del
yacimiento y aumentar la capacidad de entrega. Tener presente el
compresor de repuesto para casos de mantenimiento o dafio.

Control de presion y precalentamiento: una caida grande en la
temperatura del gas natural ocasionada por el efecto Joule - Thompson
puede ocasionar dafios a la construccion o la formacion de hidratos en las
tuberias y equipos, por otra parte, tenerlos presente contribuye a
suministrar el gas al nivel de presion y condiciones adecuadas para
alimentar el gas a las tuberias.

Planta de tratamiento y secado del gas: se requiere para entregar el gas
a los gasoductos con las propiedades adecuadas de acuerdo con las
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especificaciones de calidad del gas natural indicadas en las resoluciones
CREG 071 de 1999 y CREG 054 de 2007 que se describen en la Tabla 22,
el secado y tratamiento se realiza acorde con el tipo de componentes del
gas natural, entre ellas se encuentran las plantas de tratamiento con base a
la absorcion de glicol con equipo de regeneracién u otras de tecnologias
mas especializadas como son tecnologias de absorcién de lecho solido o
tecnologias de oscilacion de presion para casos de altas demandas de gas
natural.

Recomendaciones a considerar en las instalaciones de superficie para el caso
colombiano a implementarse en yacimientos agotados libres y gas seco:

- Sistema de recoleccién disefiado de acuerdo a la capacidad de gas de
trabajo, capacidad de entrega minima y maxima diaria, nimero de pozos de
inyeccion y retiro, es importante aclarar aca que los parametros anteriores
dependen del estado geoldgico actual y de los resultados arrojados por la
modelacion matematica y la simulacién del yacimiento con la informacion
geoldgica y de histéricos de condiciones de produccion y comportamiento
de las variables de produccion durante su vida productiva para poder
preservar la vida Uutil del yacimiento agotado como almacenamiento
subterrdneo y poder permitir optimizar su funcionamiento sin ocasionar
dafios estructurales. Se recomienda para el sistema de recoleccion una
configuracion tipo arbol donde los pozos estdn conectados a las tuberias
mayores teniendo la precaucion de instalar medidores de flujo en forma
individual para cada linea de pozo para facilitar su gestién individual.

- Separador en la etapa de inyeccion para evitar polvo y particulas
provenientes de las tuberias y separador en la etapa de retiro para evitar la
arena desde el yacimiento diseflado para manejar liquidos y particulas
solidas, para ambos casos se recomienda usar tipo filtro separador que son
los ideales para proteccion de los compresores y deshidratadores.

- Se recomienda utilizar dispositivo limitador de flujo individual para cada
pozo.

- Medidores de flujo de gas se recomienda el medidor Coriolis que miden la
cantidad de masa por unidad de tiempo, actualmente son muy aplicados
por su alta inmunidad a los cambios en las caracteristicas de operacion
tales como densidad, viscosidad, presion y temperatura.

- Compresores tipo centrifugo y con accionamiento con gas natural y no sera
necesario instalar equipos de control de pulsaciones a los medidores de
flujo para evitar errores en la medicion de flujo.

- Deshidratador de glicol con trietilenglicol y un regenerador de glicol, si se
tienen tasas de entrega variables se recomienda utlizar no un
deshidratador simple sino mas bien unidades deshidratadoras multiples.

- Control de presion tiene dos finalidades, una es para hacer seguimiento al
inventario y determinacion del estado general de seguridad del yacimiento y
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la otra para suministrar el gas al nivel de presion y condiciones adecuadas
para alimentar el gas a las tuberias.

Las partes principales de las instalaciones de subsuelo son: el yacimiento
subterraneo agotado de gas natural libre, pozos de inyeccion, pozos de retiro,
pozos combinados de inyeccion - retiro, pozos de observacion.

Aspectos a considerar en las instalaciones del subsuelo:

Para el caso colombiano se considera Optimo una instalacion de
almacenamiento de gas natural en yacimientos de gas libre agotado.
Informacién geolégica y geofisica del yacimiento, incluyendo el
conocimiento de la capacidad y la presion méaxima del yacimiento.

La historia de la produccion y el analisis de los datos.

Pozos combinados de inyeccion - retiro son los mas empleados, ademas
tienen didmetro mucho mas grande que los pozos normales productores y
sirven para dar mayor capacidad de entrega en los pozos de
almacenamiento.

Pozos de observacion usados para controlar la migracion de agua en un
yacimiento y son de diametro pequefio, teniendo presente que un pozo
seco 0 de inyeccidn insatisfactoria se puede convertir en un pozo de
observacion.

Gestidn del yacimiento (administracion).

Perforacion y terminacion de pozos de inyeccion, produccion y chequeos.
Mecénica de rocas y suelos.

Andlisis de la integridad de pozos antiguos y estimacion de los nuevos.
Identificacion de posibles pérdidas de gas.

Control y ajuste de la operacion del almacenamiento ante la presencia de
inyeccion con calidades diferentes de gas.

En la evaluacion técnica y operativa se debe buscar un equilibrio entre los costos
de inversién del proyecto y el costo de sostenimiento anual ya que el costo de
inversion minima no siempre se traduce en un minimo de costo de sostenimiento

anual.
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Tabla 22. Especificaciones de calidad del gas natural en Colombia

ESPECIFICACIONES Sistema Internacional Sistema Inglés
Maximo poder calorifico bruto (GHV) (Nota 1) 42,8 MJ/m? 1150 BTU/ft?
Minimo poder calorifico bruto (GHV) (Nota 1) 35,4 MJ/m’ 950 BTU/ft’
Contenido de liquido (Nota 2) Libre de liquidos Libre de liquidos
Contenido total de H,S maximo 6 mg/m* 0,25 grano/100 PCS
Contenido total de azufre maximo 23 mg/m? 1,0 grano/100 PCS
Contenido CO,, maximo en % volumen 2% 2%
Contenido N,, maximo en % volumen 3 3
Contenido de Inertes maximo en % volumen 5% 5%
(Nota 3)
Contenido de oxigeno maximo en % volumen 0,1% 0,1%
Contenido maximo de vapor de agua 97 mg/m> 6,0 Lb/MPCS
Temperatura de entrega maximo 49 °C 120 °F
Temperatura de entrega minimo 7,2°C 45 °F
Contenido maximo de polvos y material en 1,6 mg/m? 0,7 grano/1000 pc
suspension (Nota 4)

Fuente: Ecopetrol, Calidad del gas natural en Colombia, Gerencia de Gas,
2007.

Nota 1: Todos los datos sobre metro cubico o pie cubico de gas estan referidos a
condiciones estandar.

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

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

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

8.2 DEFINIR COMPONENTES PARA LA EVALUACION ECONOMICA DEL
ALMACENAMIENTO EN UN YACIMIENTO AGOTADO

Un campo yacimiento de gas libre agotado, tipico para dos ciclos, su costo de
desarrollo puede llegar a costar USD $ 8,6 millones por cada billébn de pies cubicos
de capacidad de gas de trabajo para el afio 2010 (ICF, 2011) como se puede
apreciar en la Tabla 6.
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Los costos son especificos sobre la base de: la calidad y la variabilidad de la
estructura geoldgica del sitio propuesto mediante costos de investigacion y
exploracion, la cantidad de caballos de fuerza de compresion necesaria, el tipo de
instalaciones de superficie indispensables y la adecuacion de las instalaciones del
almacenamiento, la proximidad a la infraestructura de oleoductos, y concesion de
los permisos legales y licencia ambiental.

El costo del gas colchon es uno de los elementos mas caros de un proyecto de
almacenamiento. Para los yacimientos agotados de gas libre su capacidad total de
almacenamiento normalmente se compone de 50 % de la base del gas total
maximo que puede almacenarse, sin embargo, puede reducir significativamente la
necesidad del gas de base estimando inicialmente el gas presente después del
cierre del campo productor. Los costos de desarrollo disminuyen mediante el
aprovechamiento de la infraestructura existente y el conocimiento del estado
ambiental, Ademas, determinar el rendimiento de campo es mas facil de predecir
porque las caracteristicas son ya conocidas.

Tenemos como referente en el noreste de los Estados Unidos la implementacion
de un almacenamiento en un yacimiento agotado con una capacidad de
almacenamiento de 9,4 Bcf y una capacidad de entrega (retiro) de 147 Mcfd cuyo
costo de gas base fue de 3,2 millones de dolares y el costo total del desarrollo fue
de 39,5 millones de dolares reportado en el afio 2004 (FERC, 2004).

En Colombia predominan la existencia de yacimientos agotados de petrdleo y gas
natural y su informacion geoldgica y técnica se conserva en el Banco de
Informacién Petrolera de Colombia integrada en el sistema EPIS de la ANH, en
cuanto a los acuiferos y cavernas de sal no se tiene buena informacion geolégica
y su implementacion es muy costosa como se puede apreciar en la Tabla 6 y
requiere mucho mas tiempo de desarrollo que la implementacion en yacimientos
agotados de gas natural.

Para el caso colombiano una vez elegido el yacimiento agotado de gas libre para
el almacenamiento de gas natural conociendo los factores fijos como son su
capacidad de almacenamiento y la presibn maxima del almacenamiento,
desempefia papel importante en la parte econdmica los factores variables como
son el niumero de pozos, la presion en boca de pozo, la relacién entre el gas de
trabajo y gas colchén, el tamafio de la tuberia del sistema de recoleccion, el
tamafio de la tuberia de interconexion al sistema de gasoductos.

Los gastos iniciales mas considerables en el proyecto se dan con el gas colchon,
la capacidad de instalacion del compresor, el nimero y tamafo de los pozos de
acuerdo a la capacidad de retiro del gas, se debe buscar un equilibrio en disefio
entre el costo de inversion y el costo anual del servicio mirando si es rentable
afiadir pozos adicionales con el fin de reducir la potencia del compresor y el costo
total del proyecto. Se debe tener presente que la capacidad de entrega nominal
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del almacenamiento es la capacidad de entrega de la instalacion durante el ultimo
Mcf de gas de trabajo a extraer.

Los costos de inversién se calculan utilizando los factores econdémicos descritos
en la Tabla 7 y la Tabla 3, es importante agregar un 10 % adicional de los costos
para cubrir variaciones durante la construccion del almacenamiento.

El costo anual del servicio se calcula mediante la inversion y los factores de la
Tabla 7, el costo anual del servicio se divide por el total de gas de trabajo para
determinar el costo del servicio por cada mil pies cubicos de gas de trabajo.

8.3 PROCEDIMIENTO PARA MODELAR LA VIABILIDAD TECNICA Y
ECONOMICA PARA LA GESTION DE LA IMPLEMENTACION DEL
ALMACENAMIENTO DE GAS NATURAL EN UN YACIMIENTO AGOTADO
DE CRUDO O GAS EN EL CONTEXTO COLOMBIANO

El costo total de la implementacién del almacenamiento de gas natural en un
yacimiento agotado comprende la suma de los costos de la inversion inicial mas
los costos anuales del almacenamiento por operacion y mantenimiento de las
instalaciones por cada afio.

El costo total de la inversion inicial comprende los costos de las etapas de
adquisicion, de desarrollo, de las instalaciones de recoleccion de gas y el costo del
gas colchon.

e Los costos de la etapa de adquisicion incluyen el costo del pozo y / o
yacimiento abandonado, el costo del gas o petrdleo recuperable restante en
la formacion, el costo de adquirir el derecho de empleo de la formacién para
el almacenamiento de gas natural.

e Los costos de la etapa de desarrollo incluyen el costo de la perforaciéon
pozos de almacenamiento, costo de perforacion de los pozos de
observacién, costo de los pozos de control estructural, costo de las
estructuras en boca de pozo y el costo de los sistemas de recoleccion.

e Los costos de la etapa de las instalaciones de recoleccion de gas incluyen
el costo de las estaciones de compresion, costo de gasoductos y de las
instalaciones de medicion.

El ingreso es la cantidad de dinero obtenido de la venta del gas de trabajo cada
afo.
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La viabilidad economica del almacenamiento subterraneo de gas natural en
yacimientos agotados se analiza al comparar y relacionar los costos y los ingresos
realizables del proyecto.

El costo del almacenamiento depende de la capacidad de almacenamiento del
yacimiento, que se utiliza en el célculo de la economia del almacenamiento y en la
estimacion del inventario (I) durante su vida util.

La capacidad del almacenamiento representa el volumen de gas de trabajo
requerido para remplazar el aceite producido del yacimiento, sabiendo que un
barril de petroleo equivale a 5615 pies cubicos de gas natural y se calcula como se
indica en la ecuacion 56:

B
WG = 5615.N,, lB—" + (R, - Rs)l (56)
gi

El volumen de gas requerido para remplazar el aceite producible completamente
en el yacimiento, es decir, la capacidad total del almacenamiento:

CTG = 5615.N.

B 57
B+ (R~ ) &7
gi

Donde:

WG: capacidad gas de trabajo, en BCF.

CTG: capacidad total de gas en el yacimiento, en BCF.

Np: Petréleo producido acumulado, en BF.

N: Petroleo original in-situ, en BF.

Bo: Factor volumétrico de formacién del petroleo, en bbl/BF.
Bgi: Factor volumétrico de formacion inicial del gas, bbl/pcn.

Rp: relacion gas-petréleo acumulada, R, = % en pcn/BF.
p
Rs: Solubilidad del gas, en pcn/BF.

Estimacion de B, (Banzer, 1996):

0,5 12
' 58
B, = 0,9759 + 0,00012 [RS (E) + 1,25 * Tl (°8)

Yo

Estimacion de By (Banzer, 1996):
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0,02827 * Zg; * (Tgi + 460) (59)
- Pi

gi

Estimacion de Rs con la correlacion de Standing (1977):

_ p o o208 (60)
Rg = yg * [(F,Z + 1)4) « 10(0,0125¥y2p1—0,00091 )]

Donde:

Yq: gravedad especifica del gas.

Yo: gravedad especifica del petréleo.

Yapi: gravedad especifica del petrdleo, en °API.
T: temperatura del yacimiento, en °F.

P: presién, en psi.

Zgi: Factor compresibilidad del gas.

o Ecuaciones matematicas para el analisis de costos

En EEUU el éxito de las inversiones en infraestructura de almacenamientos
subterrdneos debe proporcionar atractivas caracteristicas financieras. los
proyectos de almacenamiento no regulados generalmente se espera que tenga un
rendimiento del capital superior al 20 % mientras que los proyectos de
almacenamiento jurisdiccionales suelen tener rendimientos de las acciones entre
12y 15 % (FERC, 2004).

El gasto de capital para construir las instalaciones depende principalmente de las
caracteristicas fisicas del yacimiento agotado que pueden variar entre 8,6 millones
de ddlares por BSCF de capacidad de gas de trabajo y otro costo importante es el
gas colchén requerido que puede llegar a ser hasta del 50 % del total de la
capacidad del almacenamiento.

La ecuacion matematica para determinar el costo total del almacenamiento es:

Costo total almacenamiento = costo de inversion inicial total + costo anual del
almacenamiento

CTA = CIIT + CAA (61)

La ecuacién matematica para determinar el costo de inversion inicial total es:

94



Costo de inversion inicial total = costo de adquisicion + costo de desarrollo + costo
de recoleccion de gas + costo de gas colchon

CIIT = CA + CD + CRG + CGC (62)

El costo del gas natural promedio Henry Hub en EEUU para noviembre de 2012

3,5USD $ 3,5USD $ . . PP
fue de = pero se recomienda mirar al momento del analisis
MMBTU 1000 scf

econdémico y financiero el histérico del comportamiento del precio internacional del
gas natural para consultar el precio actual y darle un precio diferencial adicional de

. 0,5USD $
aproximadamente + VMBTD

El costo de adquisicion (CA) del pozo o yacimiento abandonado dado en
arrendamiento por la compafiia productora del gas o petréleo en dicho yacimiento,
la ecuacion matematica se expresa como la suma del costo del pozo abandonado
(CAPA) mas el costo del gas recuperable restante en la formacion (CCGR):

CA = CAPA + CCGR (63)

El costo de adquisicibn de pozo abandonado (CAPA) es igual al valor de
recuperacion del 20 % del costo inicial del pozo, donde:

(64)

D$
Costo inicial del pozo = costo de perforacion < ) * Profundidad

Valor salvamento del petréleo remanente en el pozo = 20 % de costo inicial del
pozo.

CAPA = costo inicial del pozo * 20 % (65)

El costo de compra de gas recuperable (CCGR) restante en el yacimiento:

CCGR = AGP * Cantidad gas restante recuperable (66)

35USD$  05USDS (67)
MMBTU MMBTU

AGP = Precio promedio del gas =

El costo de desarrollo (CD) es el costo de perforacién de nuevos pozos incluyendo
la instalacion de las estructuras de boca de pozo requeridas para el
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reacondicionamiento del yacimiento agotado para la instalacion del
almacenamiento subterrdneo. Se debe determinar la cantidad de nuevos pozos
que se perforaran en el curso del desarrollo de la instalaciéon de almacenamiento
que incluyan el numero de pozos de almacenamiento necesitados para inyeccion y
retiro, los pozos de observacién para mediciones y verificar que el gas inyectado
se limita a la zona designada y no migre, controlar la evolucion de burbujas de gas
desde los pozos de almacenamiento y observar fugas de gas desde el yacimiento
almacén.

La ecuacion mateméatica para determinar el costo de un solo pozo incluye el costo
de perforacion (CP), el costo de instalacion de estructuras en boca de pozo
(CIEBP) y el costo de instalacidon del sistema de recoleccion (CISR):

CD = CP + CIEBP + CISR (68)

El costo de recoleccion de gas (CRG) esta definido por las instalaciones de
proceso y la red de la linea de flujo que transportan y controlan el flujo de gas de
los pozos a otra instalacion de almacenamiento principal, planta de procesamiento
0 punto de envio. Puede incluir compresores, bombas, tuberias, cabeceras,
separadores, tratadores de emulsién, tanques, medidores y reguladores,
deshidratadores, véalvulas, entre otros.

La ecuacion matematica para determinar este costo incluye la suma de los costos
de las estaciones compresoras (CCOMP), gasoductos (CT) y estaciones de
medicion (CEM):

CRG = CCOMP + CT + CEM (69)

Para el gasoducto se debe especificar el diametro de la tuberia en pulgadas y su
longitud alrededor de 40 millas usadas comunmente (64,37 km) y definir el nimero
de estaciones medidoras.

El costo del gas colchdn es estimado usando el precio promedio del gas pero por
cada Mscf de capacidad de gas de trabajo (World Bank Group, 2010).

Costo gas colchon = Precio promedio gas * capacidad gas de trabajox* (10005Cf)

) (70)

1000 scf,

CGC = AGP+WG+ (

Para el analisis financiero se toma como base las tablas de conversion de la EIA
(Energy Information Administration):

1 scf de gas natural equivale a un contenido cal6rico de 1031 BTU.
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3,5USD$

Precio del gas actual = NGP =
MMBTU

2012

en Henry Hub EEUU para noviembre de

Costo anual del almacenamiento = costo anual del yacimiento almacén + costo
operacion anual

CAA = CAYA + COA (71)

Costo almacenamiento en yacimiento por MMBTU = USD $0,48 (Zachmann &
Neumann, 2007)

El costo anual del yacimiento almacén es

CAYA = (WG , 1031 BTU) £ 0,48 IS % (72)
1000000 MMBTU

Costos operativo anual = costos laborales + costos mantenimiento + costos
gestion

COA=CL + CM + CG (73)

Costo total almacenamiento = costo total de la inversion inicial + costo anual de
almacenamiento y la ecuacion matematica correspondiente es la ecuacion 61.

La ecuacién matematica para determinar el ingreso bruto es:

= 1 —1
Ingreso bruto = NGP * capacidad gas de trabajo, (1000 scf)

IB:NGP*WG*( ! ) (74)

1000 scf,

La ecuacion matematica para determinar el ingreso neto para los afios siguientes
de operacion del almacenamiento subterrdneo de gas natural en el yacimiento
agotado es:

Ingreso neto afos siguientes de operacion = Ingreso bruto — costo anual de
almacenamiento

INAF = IB - CAA (75)
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Paso siguiente es utilizar un software adecuado para realizar el analisis financiero
en la determinacién del valor presente neto (VPN) y la tasa de retorno interna
(TIR) del proyecto:

El VPN es una medida de la rentabilidad de un proyecto y nos da una serie de
tiempo de flujo de efectivo, tanto entrante como saliente, se define como la suma
de los valores presentes (VP) de los flujos de efectivo individuales. EI VPN
compara el valor de un ddlar hoy para el valor de ese mismo délar en el futuro,
llevando la inflacién y retorno en cuenta. Si el VPN de un proyecto de futuro es
positivo este puede ser aceptado.

VPN = - CIIT + INAF, N INAF, n INAF; 4. (76)

(1+i) (1+i)2 (1+1)3

La tasa interna de retorno (TIR) de la inversidon para un proyecto es la tasa de
retorno que hace que el valor presente neto de todos los flujos de efectivo de una
inversion en particular sea igual a cero. Cuanto mayor es la TIR de un proyecto, es
mas deseable llevarlo a cabo.

_ INAF, , INAF,  INAF; 77
0 CIIT + (1+i) + (1+)2 ~ (1+i)3 + ( )
El payout para un proyecto se refiere al tiempo en afios a la cual se acaba de
recuperar la inversion inicial del proyecto. Otros lo estiman como el porcentaje del
beneficio que se destina al pago de dividendos.

8.4 SOFTWARE SUGERIDO PARA LA IMPLEMENTACION DEL MODELO
DEL YACIMIENTO AGOTADO A SIMULAR PARA DETERMINAR SU
COMPORTAMIENTO COMO ALMACENAMIENTO SUBTERRANEO DE
GAS NATURAL

En la realidad nos encontramos con modelos matematicos cuyas ecuaciones son
muy complejas y no pueden resolverse analiticamente, por lo cual requieren
soluciones numeéricas a partir de la simulacion numérica que comprende de la
integracion de tres modelos: el diferencial, el numérico y el de computador.

El modelo diferencial esta formado por las ecuaciones diferenciales que describen
los procesos fisicos y quimicos presentes en el yacimiento agotado como almaceén
en funcién del espacio y el tiempo, el segundo es el modelo numérico donde
damos la forma en que se da la solucion al modelo diferencial y aca el método de
diferencias finitas es el mas indicado a utilizar porque podemos obtener el modelo
numerico del simulador conformado por un alto niumero de ecuaciones discretas
cuya solucion a estas ecuaciones discretas pasan a ser parte del programa de
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computador o modelo de computador del simulador donde es muy importante la
capacidad y hardware del simulador existente.

Con el modelo de computador del simulador se busca estudiar el comportamiento
del yacimiento para diferentes tasas de inyeccidon y retiro, de la ubicacién de
pozos, analisis de las condiciones geoldgicas actuales, entre otras y poder
preservar asi la vida uatil del yacimiento agotado como almacenamiento
subterrdneo de gas natural y permitir optimizar su funcionamiento sin ocasionar
dafos estructurales.

La informacion que se requiere para ejecutar el modelo de computador se puede
asociar en cinco grupos asi:

e Geometria del yacimiento.

e Propiedades de la roca y del fluido en cada bloque que representa una
parte del yacimiento.

e Ubicacion de pozos productores e inyectores con sus respectivas tasas de
flujo.

¢ Distribucion inicial de fluidos en el yacimiento.

e Presion promedia en cada nodo del sistema formado por bloques en el
tiempo cero.

Se requiere un simulador que contenga la simulacién de yacimientos de gas el
cual pueda tener modelo monofésico o bifasico dependiendo si hay o no hay agua
movil.

Los datos de salida del simulador dependen de la calidad de los datos de entrada
y para ello se requiere la siguiente informacion:

Dimension para el modelo del yacimiento (Grid).

Geometria del yacimiento.

Espesor y permeabilidad del yacimiento agotado para el almacenamiento.
Compresibilidad de la roca.

Distribucién de permeabilidad y porosidad.

Datos de permeabilidad relativa y de presion capilar.

Datos del pozo (factor de dafio (skin), entre otros).

Datos PVT (presion, volumen y la temperatura) de los fluidos y sus
propiedades.

Distribucion de la presion y saturacion inicial dentro del yacimiento.

Método de solucion de las matrices.

Pardmetros de diagndstico y control de la ejecucion del programa (corrida).
Datos de inyeccién / entrega de los pozos.
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El comportamiento del modelo numérico debe ser similar al del yacimiento para
que los resultados sean aceptables y se debe probar antes de ser usado para
predecir el comportamiento futuro. Se debe probar con los datos histéricos del
comportamiento pasado del yacimiento y comparar los resultados entregados por
el modelo para identificar las inconsistencias que presenta y corregirlo con ajustes
de historia (history matching) que son los datos que se conocerian de los
parametros de geologia, roca y fluido del yacimiento agotado de gas natural.

Los parametros para el ajuste de historia que deben estar disponibles son la
presion, tasas de flujo, relacion petrdleo-gas (GOR), relacién petréleo-agua
(WOR), tiempo de corrida para poder minimizar la diferencia entre estos
parametros y los obtenidos por el simulador.

El método mas moderno para enlazar exploraciéon y produccién actualmente es
conocido comercialmente como geomecanica de yacimientos en cuatro
dimensiones (4D) y se utiliza para optimizar instalaciones subterrdneas de
almacenamiento de gas natural, este computa e integra los efectos de los cambios
en los flujos del fluido y las propiedades mecanicas durante toda la vida del campo
completo, logrando reduccion del gas base, optimizacion de disefio del pozo,
optimizacion de la longevidad de las instalaciones, manejo de solidos y mitigacion
de riesgos.

Se requiere un software para la simulacién del estrés y comportamiento de
deformacion de las tuberias y del yacimiento.

Software para desarrollar e implementar modelos de gestion del yacimiento
agotado como almacenamiento subterraneo de gas natural.

Software para administrar los sistemas de archivo y andlisis de la produccién y las
bases de datos operacionales del sistema de almacenamiento completo.

Dentro del software especializado encontramos los siguientes:

e ECLIPSE y VISAGE de Schlumberger, es comercial.
e Simulador BOAST, es de codigo abierto pero Unicamente para yacimientos
tipo Black Oil.
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8.5 DESARROLLO DE LA TARIFA PARA EL ALMACENAMIENTO DE GAS
NATURAL POR PARTE DE LOS MINISTERIOS DE ENERGIA

Tomando como referente a los EE.UU. por tener mayor tiempo de desarrollo,
ejecucion y administracién del funcionamiento de los almacenamientos de gas
natural en yacimientos agotados de hidrocarburos (FERC, 2004) donde la tarifa se
desarrolla de acuerdo al tipo de contrato dependiendo si es en firme o
interrumpible.

Los principales propietarios y operadores de instalaciones subterraneas para el
almacenamiento de gas natural son:

e Empresas de gasoductos interestatales, usan almacenamiento subterraneo
para facilitar el balanceo de carga y administrar el suministro al sistema en sus
lineas de transmision de largo recorrido.

e Empresas de gasoductos dentro del estado, usan almacenamiento subterraneo
para servir a sus clientes finales, asi como para facilitar el balanceo de carga y
administrar el suministro al sistema.

e Las empresas de distribucion local, usan el almacenamiento subterraneo
principalmente para servir a las necesidades del cliente directamente.

e Los operadores de almacenamiento independiente, usan el almacenamiento
subterraneo casi exclusivamente para servir a clientes de terceros.

Los propietarios u operadores de instalaciones de almacenamiento no son
necesariamente los propietarios del gas en los yacimientos almacén, la mayor
parte del gas de trabajo se lleva a cabo en régimen de arrendamiento con los
cargadores, empresas de distribucion local, o usuarios finales que son duefios del
gas pero los propietarios u operadores determinaran en cierta medida la forma
como la capacidad de almacenamiento de las instalaciones se utiliza.

o Componentes de la tasa de almacenamiento firme
Costos fijos del almacenamiento:

e Incurridos para apoyar la capacidad de entrega (retiro) del campo de
almacenamiento y las funciones de capacidad.

¢ Incluyen la cantidad de gas colchoén - entendido como base de la tasa.

e Funcion entrega (retiro) de un campo de almacenamiento se refiere a la
capacidad del campo de almacenamiento para retirar el gas en un dia
particular.
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Funcion de capacidad se refiere a la capacidad del campo de
almacenamiento para almacenar el gas para un cliente designado o para
las operaciones del sistema.

Clasificado por igual a los componentes de los costos de entrega y
capacidad.

Los costos variables del almacenamiento:

Asignado para el componente "inyeccion / retiro", este se refiere a la
inyeccion y el retiro del gas natural para los clientes o para las operaciones
del sistema.

Desarrollo de la tasa de almacenamiento Firme

Cargo capacidad = costos de capacidad / capacidad del campo de
almacenamiento.

Cargo capacidad de entrega (demanda) = los costos de capacidad de
entrega / capacidad de entrega certificada del campo de almacenamiento.
Las tasas son evaluadas mensualmente para cada nivel de cliente de
contrato firme.

Cargo por Inyeccion / retiro = Costo inyeccion / retiro divididos por
proyeccion anual de la actividad inyeccion / retiro (tanto para los contratos
Firme e Interrumpible).

Cargo por inyeccion / retiro se determina por unidades de volumen
inyectadas o retiradas por cada cliente firme o interrumpible.

Desarrollo de la tasa del servicio almacenamiento Interrumpible

Se calcula similar a las tasas firmes pero asume factor de carga 100% para
capacidad y componentes capacidad de entrega.

Debe pagar la misma tasa de inyeccion / retiro como los clientes firme.
Célculo de tarifa ofrece un cargo menor en general y ofrece una
contribucion a los costos del sistema.

Ejemplos de las tasas de almacenamiento de gas

Servicio del almacenamiento de gas (GSS) Firme (Coonan, 2007):

1,7984 USD $
MMBTU

La demanda de almacenamiento:
diaria maxima contratada).

(sobre la base de la demanda
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) . . 0,0145USD $
e Capacidad de almacenamiento: IMBTO

total de almacenamiento contratada).

(sobre la base de la capacidad

e Cargo por Inyeccion: %};ﬁ? (sobre la base de los volumenes reales
mensuales).

e Cargo por retiro: %};ﬁ? (sobre la base de los volumenes reales
mensuales).

Servicio del almacenamiento interrumpible (ISS) (Coonan, 2007):

. 0,0736 USD $
e Capacidad del ISS: —————
MMBTU
e Cargo por Inyeccion; 222>4UsDS
gop y ) MMBY;I‘U
. 0,0145 USD
e Cargo por Retiro: ————
MMBTU

En EEUU ninguna empresa de almacenamiento ha sido autorizada a cobrar las
tasas basadas en el mercado, donde su cuota de mercado sea superior al 12 %
para el servicio por almacenamiento (FERC, 2004).

Dentro de las medidas de inversion utilizadas por la industria para evaluar la
viabilidad comercial de proyectos estan el valor actual neto y tasa interna de
retorno, cada una es una medida de los beneficios de flujo efectivo en relacion con
los gastos de capital y gastos operativos, se espera que tenga una rentabilidad de
capital superior al 20 % para los proyectos no regulados mientras que los
proyectos regulados de almacenamiento suelen tener rendimientos de las
acciones entre el 12 y 15 %.

El valor del servicio de almacenamiento dependera de lo que ofrece la funcion de
almacenamiento con diferentes propdsitos como es la fiabilidad del suministro,
desequilibrio en la administracién, el arbitraje estacional y el comercio. De acuerdo
con la variedad de usos de almacenamiento hay métodos de valoracién que
incluyen:

* Valoracion del Costo de Servicio.

* Planificacion al Menor Costo.

* Valoracion estacional (intrinseca).

* Opcidn de valoracion base (extrinseca).

Costo de Servicio de Valoracion: se utiliza para servicios de valor ofrecidos por los
proveedores de almacenamiento regulado, tales como compafias de gasoductos
interestatales. Permite la recuperaciéon de los costos y un retorno sobre el capital.
Las tarifas y tasas publicadas se mantienen. Precios de servicio de esta manera
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incluyen servicio de almacenamiento firme, servicio de almacenamiento sin previo
aviso, almacenamiento interrumpible y los servicios de préstamo vy
estacionamiento. La mediana de la tasa costo de servicio por MMBTU de
capacidad de gas de trabajo anual para el servicio de almacenamiento firme es de
USD $ 0,64 (FERC, 2004).

La valoracion estacional: es llamado el valor intrinseco. Es la diferencia entre los
dos precios en un par de precios a plazo y no incluye beneficios comerciales. Esta
estrategia se basa en el precio a plazo estacional, para el invierno 2005/2006 a
partir de agosto de 2004 es de USD $ 0,47 a $ 0,62 por cada millon de pies
cubicos de gas de trabajo.

La opcion valoracion base para almacenamiento alta capacidad de entrega:
proporciona beneficios comerciales que aumentan con el nimero de ciclos por
afo. Esto es a menudo referido como el valor extrinseco del almacenamiento y se
suma al valor intrinseco.

La prima de valor extrinseco es similar a una opcién de compra sobre un margen
del tiempo, aumentando asi para las instalaciones de alta capacidad de entrega.

Este entrega a los titulares de almacenamiento la oportunidad, aunque no la
obligacion, para inyectar en un tiempo y retirar en otro momento. Al igual que
cualquier otra opcién, el valor es proporcional a los precios a plazo, la volatilidad
de los precios, precio de ejercicio y el tiempo de expiracion.

Planificacion al menor costo: valoracion del almacenamiento como desempefio
general por las compafiias de distribucién locales y otros clientes de gas de gran
volumen. Hay una amplia gama de valoraciones que son altamente dependientes
de un perfil de carga de los consumidores de gas.

Usando esta técnica de evaluacidon y suponiendo que la capacidad de
almacenamiento incrementada tiene un precio en relaciébn a la capacidad de
gasoducto grande, el valor unitario para el almacenamiento del area de mercado
dado un factor de carga del 50 % es de USD $ 0,70 a $ 1,10 por cada millén de
pies cubicos de gas de trabajo.

Tomando como referente a Espafia, de acuerdo con la ley, los transportistas,
comercializadores y consumidores cualificados deben mantener unas existencias
minimas de seguridad de 35 dias de sus ventas firmes.

También reportan que los costos fijos muy altos son:

e Costos de investigacion y exploracion.
e Costos de adecuacion instalaciones del almacenamiento.
e Costos de inyeccion y extraccion del gas natural (compresores).
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La retribucion de las actividades reguladas como es el caso del almacenamiento
subterrdneo de gas natural es soportada con los ingresos obtenidos del pago de
las tarifas (consumidores) y de los peajes y canones (usuarios de la red). El
calculo de la retribucion de las actividades, se realiza individualmente para cada
una de las instalaciones.

En Espafa para el afio 2011 el coste medio previsto del sistema en el afio 2011
(Orden ITC/3354/2010) para el servicio de almacenamiento subterrdneo del 4 %
(CNE, 2012) sobre el 100 % de la tarifa del servicio del gas natural y para Portugal
el maximo permitido es del 4,5 % para los afios 2010 y 2011 (CNE, 2012).

o SISTEMA DE LIQUIDACIONES

Redistribuye los ingresos recaudados en el sector del gas natural por tarifas y
peajes conforme a las retribuciones reconocidas a cada uno de los agentes por el
desarrollo de las actividades reguladas.

La Comision Nacional de Energia (CNE) es la encargada de realizar
mensualmente las liquidaciones de las actividades reguladas obedeciendo a la
ORDEN ITC/3995/2006 (BOE, 2006) la cual establece la retribucion de los
almacenamientos subterraneos de gas natural incluidos en la red basica:

Retribucion para el afio n = Costo Inversion en el afio n + Costos de O&M
(operacién y mantenimiento) en el afio n.

R, = CI, + COM, (78)

Costo Inversion = Retribucion por Amortizacién anual de la inversion + Retribucién
Financiera en el afio n de la inversion

Cl, = A, + RF, (79)

Amortizacién = Valor reconocido de la inversion / Vida atil (30 afios)

VI

A=is (80)

Retribucion financiera de la inversién = Valor neto de la Inversién en el afio
n*Tasa financiera de retribucion
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RF, = VNI, = Tr (81)

Tr es la tasa financiera de retribucién y se correspondera con el valor de las
Obligaciones del Estado a 10 afios mas 350 puntos basicos en el momento del
reconocimiento de la inversidon y se mantendra durante toda la vida util de la
instalacion.

Tr = OE(10a) + 3,5 (82)

Valor neto de la inversiéon en el afo n = Valor reconocido de la Inversion —
Amortizacién acumulada hasta el afio (n-1)

VNI, = VI + Aa,_, (83)

Amortizacién acumulada hasta el afio (n-1) = afio (n-1)*Amortizacion

VI
Aa,_;=(—1)=* 70 (84)

Los costos de O&M (Operaciéon y Mantenimiento) en el afio n tendran dos
términos, uno fijo COMF, y otro variable COMV,, que se calcularan de acuerdo con
la siguiente formula:

COM,, = COMF,, + COMV, (85)

Costos de O&M = Costes fijos + Costes variables (en funcion del gas inyectado /
extraido)

COMF, son los costos de operacion y mantenimiento fijos en el afio n, se
actualizaran cada afio segun el siguiente indice de actualizacion (1A):

IA=0,2*(IPRI—X)+ 0,8+ (IPC—Y) (86)
Donde:

IPRI es la variacion anual del indice de precios industriales correspondiente a la
clasificacion por destino econdmico de los componentes de bienes de equipo.

IPC es la variaciéon anual del indice de precios al consumo.

X son 50 puntos basicos.

Y son 100 puntos basicos.

La revision de los valores del término fijo de los costos (COMF) se efectuara cada
4 afios y se orientara a asegurar a los titulares de las instalaciones una tasa
interna de retorno (TIR), nominal, después de impuestos, y para una vida atil de 50
afios desde la puesta en marcha de la instalacién, de al menos 300 puntos
basicos sobre su coste medio de financiacion referencial (WACC), que sera
calculado por la Comision Nacional de Energia.
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COMV,, son los costos de operacion y mantenimiento variables en el afio n que se
calcularan de acuerdo con la siguiente formula:

COMV, = CVI x GI,, + CVE  GE,, (87)

Donde:

CVI es el valor unitario anual del costo variable de operacién y mantenimiento de
inyeccion (en euros / kWh de gas inyectado en el afio n).

Gl, el gas inyectado en el afio n, expresado en kWh.

CVE es el valor unitario anual del costo variable de operacion y mantenimiento de
extraccion (en euros / kWh de gas extraido en el afio n).

GE, el gas extraido en el afio n, expresado en kWh.

Gl, y GE, han de suponer flujos reales de inyeccion y extraccion en el
almacenamiento subterraneo.

Los valores unitarios de los términos variables correspondientes a inyeccion (CVI)
y extraccion (CVE) se actualizaran cada afo segun el siguiente indice de
actualizacion:

IA=0,8%*(ICE—X) + 0,2 % (IPRI-Y) (88)
Donde:

ICE es la variacion anual de un indice representativo del coste de la electricidad
en el mercado de produccidn de energia eléctrica para este tipo de consumidores.
IPRI es la variacién anual del indice de precios industriales correspondiente a la
clasificacion por destino econdmico de los componentes de bienes de equipo.

X: 50 puntos basicos.

Y: 50 puntos basicos.

La revision de los valores unitarios de los términos variables de inyeccion (CVI) y
extraccion (CVE) se efectuara cada 4 afios y se orientara a asegurar a los titulares
de las instalaciones una tasa interna de retorno (TIR), nominal, después de
impuestos, y para una vida 0til de 50 afios desde la puesta en marcha de la
instalacién, de al menos 300 puntos basicos sobre su coste medio de financiacion
referencial (WACC), que sera calculado por la Comision Nacional de Energia.

o Elementos de inversiébn susceptibles de ser reconocidos como
instalaciones afectas a almacenamientos subterraneos en Espafa

e Pozos deinyeccion / produccion.
e Pozos de control.
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e Gasoductos / Oleoductos internos del almacenamiento.

e Instalaciones: Arboles de produccion, bombas para la inyeccion de
metanol, separadores gas-agua en alta presion, distribuidores produccion /
inyeccion en alta presion, sistemas reductores de presion, unidades de
secado con regeneradores de trietilenlicol, sistema de odorizacién, sistema
de medida, cromatografia, higrémetro y otros elementos de laboratorio,
compresores para la inyeccion de gas.

e Sistemas auxiliares: venteo y antorcha / incinerador, gas de servicio, aire
comprimido, recogida de grasas y aceites, inyeccion de agua de proceso,
pozo y tanque de agua de servicio, sistema de deteccion y extincion contra
incendios, sistema de seguridad y cierre.

e Instalaciones eléctricas: Transformadores, alumbrado, grupo de
emergencia, sistema de alimentacién no interrumpida, instrumentacion y
control.

e Obra Civil: oficinas, sala de control y sala eléctrica, almacenes, nave de
compresores, control de acceso, linea eléctrica, otras instalaciones
complementarias requeridas para la operacion del almacenamiento.

8.6 VERIFICACION DE INVENTARIO DE GAS NATURAL ALMACENADO

8.6.1Monitoreo del funcionamiento del almacenamiento en yacimientos
mediante gréaficas y cartas para verificacién de inventario

El inventario (I) esta relacionado con la cantidad de la relaciéon (p/z), donde p
representa la presion volumétrica media en la burbuja de almacenamiento:

p_RT 10°

=— 89
VA V '379.4 (89)

Donde:

p: presion en psia.

T: temperatura en ° R absolutos.
V: Volumen en pies cubicos.

R: La constante del gas es 10.732

psia.cf

mole.°R’

La presion equilibrada, p esta relacionada con cualquiera de los datos de un
indicador de presion de pozo o con un promedio de varios pozos indicadores
seleccionados. Relaciona el indicador de presiones de pozo y de las presiones de
campo volumétrico promedio.
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Cuando los datos de presion de cierre en los registros estan disponibles a partir de
cada pozo en el campo de almacenamiento, entonces la ecuacién da (p) en
términos de todas las presiones pi's dadas como:

_ 2 pi-hi. A;

Observaciones de p/z vs | permiten la verificacion de inventario y las estimaciones
de las pérdidas que se producen desde el horizonte de almacenamiento. La
vigilancia continua y observaciones utilizando los graficos de histéresis permiten
no sélo estimacién razonablemente precisa de las pérdidas, sino que también
proporcionan los medios de diagnostico para la deteccion de la migracion y el
discernimiento de la naturaleza de las pérdidas.

Se relacionan experiencias (Tek, 1997) con el 25 % de los yacimientos de
almacenamiento de EE.UU. La Figura 32 muestra el caso base de desempefio
volumen constante sin pérdidas para yacimientos volumétricos.

Figura 32. La histéresis desempefio de yacimiento volumen constante, sin
perdidas, dato presion equilibrada

plz

(p/z)A

(PfZ)B

B IA I

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.
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La Figura 33 muestra por comparacion el desempefio tipico de un yacimiento
volumétrico, antes y después de alguna pérdida acumulada de gas. La magnitud
del intercepto lineal sobre el eje (I) de la extrapolacion lineal de la linea A'B' da la
cantidad de pérdidas de inventario acumulado.

Figura 33. La histéresis desempefio de yacimiento volumen constante, dato
presion equilibrada, pérdida una sola vez

plz ]
A
Antes de la pérdida
/ Después de la pérdida
e
i
0| Pérdida | I

1
acumulada

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.

La Figura 34 muestra el desempeiio de un yacimiento de volumen constante
sujeto a pérdidas pequefias, pero continua.

La Figura 35 muestra el efecto de mecanismo de impulsién por agua limitado.
Tener en cuenta que después de la disminucién primaria (linea AB aproximada), el
ciclo de inyeccién a la conversién para almacenamiento comienza en B’, con
mayor p/z debido a la intrusién de agua, y curva tangencial formada desde B'A', lo
que representa el menor tamafo del volumen de poro. También observamos en
este caso, La delineacién radial de los volumenes del yacimiento inicial y final OA
y OA' ambos pasan por el origen cuando no hay pérdidas.
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Figura 34. La histéresis desempefio de yacimiento volumen constante, dato
presion equilibrada, menor pero pérdidas continuas por filtracion

p/lzt

V] Pérdidas |
acumuladas

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.

Figura 35. La histéresis desempefio de yacimiento almacenamiento,
impulsion por agua limitado, disminucion del volumen de poros debido a la
invasiéon por agua en el tiempo de la primera inyeccién con gas natural

plz

Fuente: Tek, M. R., Natural Gas Underground Storage: Inventory and
Deliverability, 1997.
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8.6.2 Verificacion del inventario usando datos de las operaciones del
almacenamiento de gas natural

El inventario del gas natural en el yacimiento de almacenamiento se necesita para
observar su funcionamiento técnico para confirmar la presencia continua del gas
colchon y el gas de trabajo en la parte superior en cualquier momento durante el
ciclo de almacenamiento, se emplea para la identificacion de pérdidas de gas, el
calculo de pérdidas acumuladas, problemas de filtracidn, las migraciones, y el
desgaste de la capacidad de entrega. Es necesario distinguir el movimiento del
gas a través de los limites del yacimiento diferente de las fugas mecanicas, y para
la planificacion de la utilizacion optimizada de estrategias de inyeccion / retiro.

La metodologia para el inventario del gas en el yacimiento de almacenamiento es
la estimacion de las reservas que contempla dos métodos aceptados y usados
frecuentemente para la estimacion de reservas tanto en yacimientos de volumen
constante como en los que estan sujetos al impulso por agua (almacenamiento
acuifero) con diferentes grados de fiabilidad, ellos son:

e El método volumétrico.
e El uso de datos de produccion-presion.

8.6.2.1 Verificacion del inventario por método volumétrico Isopore

Desarrollado por Richard Mantia (1989) a finales de los afios setenta. El inventario
gue reside en el horizonte de almacenamiento del yacimiento se determina como:

I=V.E (91)
Donde:
I: es el inventario, pies cubicos std.
V: el volumen de poros de gas, pie cubico yacimiento.
E: el factor de expansién de gas, pie cubico std. / pie cubico yacimiento.

La formula para el célculo del inventario en términos del producto de la presion,
porosidad y espesor es:
p

[=A0.h(1~S5,)3537.— (92)

Donde:

p: es la presion yacimiento equilibrada promedio volumétrico, en psia.
z: el factor de compresibilidad, adimensional.

T: la temperatura absoluta en °R.

A: es el area en pies cuadrados.

h: el espesor promedio, en pies.
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¢: la porosidad, una fraccion.
Sw: la saturacion de agua en la arena de gas, la fraccidon del espacio de poros.

En general, ¢, h y p varian de punto a punto en el yacimiento de almacenamiento,
una técnica "bloque promedio" se utiliza para dar cuenta de las variaciones vy
heterogeneidades. La técnica utilizada por Mantia, implica superposicion de los
mapas de isopore y presiones isobéaricas y bandas estrechas planimedidos de
presion (p) promedio y de (¢.h) para determinar el valor promedio volumétrico de
su producto.

8.6.2.2 Verificacion de inventario con uso de datos de produccidén-presion en
yacimientos de volumen constante

El método es llamado la ecuaciéon AQ el cual permite calculo de inventario que
prevalece en el momento 1 de la disminucién de la presion medida que
corresponde a una disminucién de gas retirado medida AQ de inventario durante
el retiro.

La ecuacion para entregar el inventario es el siguiente:

___ 4

b= @.-0) (;)1 (93)

Donde:

l1: Inventario justo antes del retiro, en BCF.

AQ: medida del gas retirado, en BCF.

(p/z)1: pseudo-presion (burbuja de gas equilibrada), antes del retiro, en psia.
(p/z)2: pseudo-presion (burbuja de gas equilibrada), después del retiro, en psia.

La ecuacién 91 también calcula el inventario en el comienzo de la temporada de la
inyeccién cuando AQ es sustituido por -AQ, y reconociendo que, (p/z),> (p/z).

Es importante sefalar que, la ecuacion 94 debe ser utilizada con pseudo-
presiones equilibradas. Si el yacimiento de almacenamiento esta sujeto a impulso
de agua limitado donde el volumen de la burbuja de gas no cambia mas de unos
pocos puntos porcentuales entre la inyeccién y plazos de entrega para retiro, la
ecuacién 93 dard una estimacion razonable del inventario. Sin embargo, existe
una incertidumbre matematica relacionada con la "condicion débil" del
denominador de la ecuaciéon cuando la diferencia entre las pseudo-presiones es
pequefia. Esto ocurre cuando no se retira una cantidad suficiente de gas para
generar una caida pseudo-presion significativa.

Si el volumen del yacimiento cambia notablemente durante el ciclo de
almacenamiento, entonces se puede calcular los inventarios separadamente de
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los datos de inyeccidon y de retiro y promediar los valores correspondientes. La
diferencia entre el inventario calculado y el contable correspondiente indica la
pérdida acumulativa del yacimiento de gas experimentado desde la verificacion del
inventario precedente y correccion.

El uso de la ecuacion 93 utilizando los datos de inyeccion y retiro permite calcular
las pérdidas acumuladas sobre una base promedio. Estos calculos, incluso
cuando se aplican a yacimientos de almacenamiento sujetos a cambios de
volumen importante ofrecen una imagen razonablemente clara de las pérdidas
producidas, se mantiene igual, o aumenta sistematicamente durante largos
periodos de tiempo. La pérdida acumulativa de inventario tiene que ser una
funcion creciente monétona de tiempo ya que no puede disminuir. O bien se
aproxima a una asintota horizontal o, en el caso menor pero continuando la
filtracion, una tendencia lineal ligeramente inclinada. Cualquier aumento gradual
en la pérdida acumulada podria indicar la adicion de un nuevo evento de pérdida.
Cualquier disminucién aparente en la pérdida acumulativa calculada seria, por otro
lado, calibrar el grado de incertidumbre en el procedimiento.

. La ecuacion AQ modificada

Cuando el volumen de la burbuja de gas se modifica sensiblemente desde el
comienzo hasta el final de los ciclos de inyeccion / extraccion, el efecto del flujo de
salida / afluencia de agua puede ser explicada en el uso de la ecuacion modificada
AQ derivada y publicado por M.R.Tek.

A . N
((B)l_(ﬁ)z E) (z)l (94)

Z z/)5 'V,

Donde:
V>: el volumen de burbujas de gas después del retiro.
V1: El volumen de la burbuja de gas antes del retiro.

La cantidad V,/Vi se puede calcular directamente en algunos yacimientos
mediante la determinaciéon de la elevacion del nivel del mar de contacto gas-agua
a partir de datos pozo de observacién. A veces los simuladores de yacimiento
proporcionan los valores calculados para el flujo de salida / afluencia de agua
durante los ciclos de inyeccion / extraccion. La relacion V,/Vi entonces se puede
calcular a partir de estudios volumétricos y geologia del subsuelo.

En los yacimientos, donde los inventarios han sido verificados y actualizados por
medios independientes uno puede usar la ecuacion 95 para calcular de nuevo el
valor exacto de V,/V;.
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Las ecuaciones desarrolladas para predecir la histéresis del funcionamiento de los
yacimientos de almacenamiento sujetos a impulso por agua también se puede
utilizar para determinar el valor de V,/V; como una funcion del tiempo durante el
ciclo de almacenamiento.

Cuando la ecuacion 93 en lugar de la ecuacion 94 se utiliza para determinar las
pérdidas acumuladas en los yacimientos de almacenamiento sujetos a impulso por
agua, se puede demostrar que subestima las pérdidas acumuladas cuando los
datos de retiro se utilizan y sobrestima las pérdidas cuando los datos de inyeccion
se utilizan.

8.6.3Verificacion del inventario en yacimientos agotados para
almacenamiento sujetos al mecanismo de impulsidon por agua

La verificacion del inventario, asi como la garantia de la capacidad de entrega
requiere del conocimiento y la prediccién de la presion de la burbuja de gas en
todo momento durante los ciclos de extraccion y de inyeccion. La diferencia entre
la presién en el acuifero y la burbuja de gas provoca afluencia o salida de agua
gque cambia continuamente el tamafio de la reserva de la burbuja de
almacenamiento y la relacién entre la presién termodinamica, la temperatura y el
volumen proporciona la base para el balance de materiales. Este equilibrio se
obtiene mediante el calculo adecuado de los cambios de volumen debido a la
afluencia y el flujo de salida de agua a través de la burbuja de almacenamiento por
los efectos de compresibilidad en el estado no estable. Estos célculos de
impulsion de agua a través de las soluciones de las ecuaciones diferenciales
parciales y principio de superposicion asistidos con simulaciéon por computador se
pueden predecir el funcionamiento con ajustes de historia (history matching) a
través de los primeros datos que se tengan de registro de comportamiento del
acuifero.

Comenzando con el equilibrio, en una burbuja de gas de almacenamiento
establecida y su acuifero circundante, el desempefio de la histéresis del
yacimiento de almacenamiento se calcula por un procedimiento desarrollado por
Tek (1995) combinando las ecuaciones de mecanismo de impulsion por agua
desarrolladas por Dake (1978) con el concepto de indice de Productividad
Acuifero y las ecuaciones del flujo del acuifero en semi-estado estable publicados
por Mike Fetkovich (1971) donde el nuevo método permite el calculo directo de las
presiones acuifero y burbuja de gas sin requerir iteracion de las presiones
mostraron una excelente concordancia entre las presiones calculadas y las
observadas.
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8.6.4 Errores e incertidumbre en la verificacion de inventarios en el
almacenamiento en yacimientos agotados

El inventario fisico presente en un yacimiento de almacenamiento de volumen
constante puede ser calculado si la caida de la pseudo presion, p/z puede ser
medida en respuesta a una extraccion dosificada de (AQ) BCF del inventario
mediante la ecuacion 93 a la cual le falta agregar el signo mas para indicar retiro y
el signo menos para indicar inyeccion (Tek, 1987) como se aprecia en la ecuacion
95;

. +AQ)

b= ©.-0) (;)1 (95)

A la incertidumbre cuantitativa y el andlisis de errores de la ecuacién 95 nos indica
el grado de incertidumbre creado en I; como consecuencia de los errores
inherentes en AQ, p y los correspondientes valores del factor z.

a_aae A6, 2(0),-())
R A (G R OX

Se puede considerar que la cantidad de inyeccién o retiro medida AQ esta sujeta a
un error relativo o incertidumbre de aproximadamente 0,2 %.

(96)

. p . P
El error relativo en el término (;) puede ser expresado como:
1

A@)l:A_er Az

(), » *

El error relativo en p, Ap/p se deben a las lecturas de presion real alrededor de
unas pocas décimas de uno por ciento en los manémetros de presion, ademas de
las correcciones por condiciones de referencia como la altura sobre el nivel del
mar, gravedad del gas, temperaturas de distribucién, entre otros causan un nivel
de incertidumbre en p hasta del 10 al 20 % sobre la base del error relativo.

(97)

El error relativo en z, Az/z generalmente es menor que el 1 % y se debe a cambios
en la composicién del gas nativo al gas almacenado y también a los cambios
posteriores en la gravedad del gas de gasoducto inyectado en el campo de
almacenamiento.

El error relativo en el dltimo término puede ser expresado como:
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2((0,-0)_ 0, PO, 6, PO, (98)

O, -G 1O, -CLTO T 1, -GG,
TR
S

Por lo tanto, con ecuaciones 99 y 100 en la ecuacion 99 y considerando si retiro
p/z es pequefio, tenemos:

Py _ (B B
A ((2)1 (Z)Z) _ (z)l « (114 11) % (101)

(), -G [®),-06)

Si el error relativo del término p/z es 2 % y si la reduccién en pseudo presiones es
30 %, entonces la maxima incertidumbre posible en el término de la ecuacion 101
es igual a 13,33 %, por consiguiente, el error relativo o incertidumbre en el calculo
de inventario (I) con la ecuacion 102 es del orden del 15,53 %:

Al
T = 02+1+1+13,33 =1553 % (102)
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9. CONCLUSIONES

El panorama colombiano a finales del afio 2011 en cuanto a seguridad de
abastecimiento del gas natural se tiene una demanda media de 1287 MPCD, 151
durante los periodos de sequia (incluyendo 200 MPCD de exportaciones a
Venezuela). La demanda térmica disminuye 364 MPCD en el escenario base de la
UPME. La inyeccion méxima es de 1194 MPCD (ITANSUCA-FREYRE &
ASOCIADOS, 2010).

Para los proyectos de confiabilidad en el abastecimiento de gas natural en el
estudio de Correa & Castrillon (2008) el costo estimado de adecuaciéon de un
yacimiento agotado como unidad de almacenamiento de gas natural con una
capacidad de almacenamiento de 1000 millones de m® es del orden de 150
millones de ddlares para un precio actual del gas natural de 5 USD/MMBTU, los
cuales fueron corroborados por el estudio de ITANSUCA-FREYRE & ASOCIADOS
(2010) “Determinacién y valoracion econdmica de alternativas técnicas para
asegurar la continuidad y confiabilidad de la prestacién del servicio de gas natural
a los usuarios de los mercados relevantes de distribucién y comercializacion” para
la CREG Colombia en el marco del convenio ANH-FEN N° 01/07 de 2007 en el
cual se analizaron cuatro alternativas: A) Planta de Peak-shaving en Bogota
propuesta por Gas Natural, b) Almacenamiento Subterraneo en el yacimiento de
Montafiuelo ubicado en las cercanias de Gualanday de acuerdo a estudios
realizados para Ecogas, c) Inversion en una planta de aminas de respaldo en
Cusiana para evitar la salida de servicio por mantenimiento programado y d)
Plantas genéricas de Propano-Aire (ITANSUCA-FREYRE & ASOCIADOS, 2010).

El almacenamiento subterraneo en el yacimiento de Montafiuelo se consideré una
capacidad de inyeccibn al sistema de 140 MPCD, una capacidad de
almacenamiento util de 20000 MPC equivalente a 566,336 millones de m® y para
200 dias de llenado, el costo de la inversion se estimé en 141 millones de ddlares
y el costo anual de operaciéon y mantenimiento en 1 millon de ddlares. Con una
TIR antes de impuestos del 11,31 % y con 20 afios de amortizacién. Observando
la ubicacion geografica del almacenamiento resulta util solo para el abastecimiento
de la zona sur y el costo de las restricciones baja de 388 a 345 millones de dolares
aflo, mas que compensando la inversién en el almacenamiento evaluada en 19
millones de dolares afio (ITANSUCA-FREYRE & ASOCIADOS, 2010).

En esta tesis se definié que los grupos con mas viabilidad para la implementacion
serian el grupo 3 (cuenca del Valle del Magdalena Medio) y el grupo 4 (cuenca de
los Llanos Orientales) por ser consideradas las cuencas con bajo costo
especificadas asi por los criterios definidos por la ANH y comparaciones
internacionales ya que exigen un nivel de inversion de capital mas bajo porque
histéricamente son mas intensamente exploradas y maduras y su nivel de
conocimiento geoldgico, su incertidumbre de implementacion es mas aceptable,
también cuentan con un desarrollo de infraestructura mas avanzado y el acceso a

118



vias de transporte es cercano. Para el caso Antioquia es recomendable analizar la
opcién del Valle del Magdalena Medio en especial la zona del municipio de Yondé
y para el caso Santander en el municipio de Barrancabermeja.

Generalmente el almacenamiento subterraneo de gas natural se localiza donde
esta la oferta y no la demanda, para el caso colombiano ocurre lo contrario, la
poblacion consumidora esta alrededor de los gasoductos y zonas productoras.

Actualmente Colombia continua sin desarrollo de proyectos que den confiabilidad
y seguridad de abastecimiento continuo del suministro de gas natural para los
usuarios y a partir de los resultados obtenidos se puede concluir que nos
encontramos frente a un problema de seguridad de abastecimiento a futuro ya que
es incierto el comportamiento del campo La Guajira y el incremento de produccion
en Cusiana, las importaciones de gas natural de Venezuela y el descubrimiento de
otros yacimientos de gran produccion.

Se demostro que los costos de implementacion de almacenamientos subterraneos
de gas natural dependen de las condiciones geoldgicas y de la capacidad del
yacimiento las cuales determinan de por si los caudales de inyeccién y de
extraccion los cuales estaran predeterminados para proteger la vida util.

A la fecha no hay confiabilidad del servicio de suministro de gas natural a corto
plazo para interrupciones de pocos dias (fallas o0 mantenimientos en el sistema de
transporte y / o produccién) para lo cual se recomienda la implementacion
prioritaria de almacenamientos subterraneos de gas natural en yacimientos
agotados, tampoco hay seguridad de abastecimiento a mediano y largo plazo en
especial cuando se presenta el fenémeno del Nifio para lo cual se recomienda la
implementacion de barcos de regasificacion de GNL donde los almacenamientos
subterrdneos juegan papel importante para poder almacenar el gas de importacién
qgue llegaria en los barcos de regasificacion y que no podria consumirse de
inmediato pero si almacenarse.

Los costos de inversion y los gastos fijos de AOM del almacenamiento
subterraneo de gas natural sean soportados por la totalidad de los usuarios
regulados y no regulados del sistema de gas y poder asegurar asi que los
usuarios regulados, los no regulados y el GNV que no tengan capacidad de
sustitucién de gas natural cuenten con contratos de suministro en firme.

El almacenamiento subterrdneo es 6ptimo para los usuarios de tarifa regulada y el
suministro con barcos de regasificacion con gas importado debe ser soportado por
los usuarios de tarifa no regulada como son las centrales térmicas.

Sin inversiones de confiabilidad el costo de las restricciones alcanzan los 388
millones de ddélares anuales y con la implementacion de alternativas para
incrementar la confiabilidad con almacenamientos subterraneos en yacimientos
agotados su inversion se veria reflejada con un incremento maximo del 5 % de la
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tarifa actual del gas natural y disminuiriamos los costos ocasionados por las
restricciones.

La hipotesis de la tesis se comprobd siendo real y donde se concluye que para
cualquier alternativa técnica seleccionada para asegurar la continuidad y
confiabilidad en la cadena del gas natural y que pueda ser optima se recomienda
también realizar una configuracion en anillo (cerrado) al sistema de gasoductos
colombianos para generar un sistema redundante .
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10.SUGERENCIAS PARA FUTUROS TRABAJOS

Este proyecto de investigacion es uno de los mas importantes en su linea de
investigacion en Energia y Mineria como lo reconoce Colciencias en la linea de
Tecnologias para la exploracion y explotacion de recursos mineros y energéticos
su programa nacional de investigacion e innovacién tecnoldogica en el area
tematica de hidrocarburos.

Ofrece ideas y procedimiento a la solucion de la valoracibn econdmica de
alternativas técnicas para asegurar la continuidad y confiabilidad de la prestacion
del servicio de gas natural a los agentes y usuarios de los mercados en lo
concerniente a los almacenamientos subterraneos de gas natural en yacimientos
agotados de gas o petréleo partiendo de la falta de politica de desarrollo coherente
en aspectos tales como la importancia del sector hidrocarburos para el pais y los
riesgos de una insuficiencia energética (Colciencias, 2005).

Se recomienda seguir trabajando por tomar decisidbn publica para el uso de
alternativas en confiabilidad con almacenamientos subterraneos de gas natural y
no como se esta confundiendo actualmente con la decisibn de implementar
soluciones con GNL que dan solucion para mitigar el riesgo de abastecimiento
mas no de confiabilidad de los sistemas de distribucién que quedarian de todas
formas alejados del lugar de importacion.
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ANEXO 1. Normatividad en Colombia parala cadena del gas natural

Decreto No. 2730 del 29 de julio de 2010 derogado por el Decreto No. 2100
del 15 de junio de 2011:

MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA, Decreto No. 2730 del 29 de julio
de 2010 por el cual se establecen instrumentos para asegurar el
abastecimiento nacional de gas natural y se dictan otras disposiciones.

CAPITULO IV, DE LA CONFIABILIDAD Y CONTINUIDAD DEL
SERVICIO DE GAS NATURAL.

Articulo 16. Almacenamiento Estratégico. Se establecen las
siguientes disposiciones en materia de Almacenamiento estratégico de
Gas Natural:

Sector No Termoeléctrico. Los comercializadores de gas natural y los
Usuarios No Regulados que actuan directamente en el mercado, y que
estén obligados a contratar suministro firme de gas natural, en el
contexto de los lineamientos sefalados en el Literal c) del Articulo 2 y
en el Articulo 5 del presente Decreto, tendrdn la obligacion de
mantener el siguiente Almacenamiento estratégico:

- Unas existencias disponibles en todo momento, equivalente a cinco
(5) dias de su consumo de gas natural, medido este Ultimo sobre los
consumos del afio inmediatamente anterior, que deberian ser
abastecidos mediante contratos de suministro en firme. Dichas
existencias se podran mantener en: almacenamientos subterraneos,
pudiéndose computar en dicha cuantia la parte del gas colchoén
extraible por medios mecanicos; en plantas de regasificacion o en
plantas satélite.

Sector Termoeléctrico. Las plantas termoeléctricas a las que se les
venzan los contratos de suministro en firme de gas que respaldan sus
Obligaciones de Energia Firme y quieran continuar respaldando dichas
obligaciones con gas, asi como, las plantas termoeléctricas que a la
fecha de expedicion del presente Decreto no tengan respaldadas sus
Obligaciones de Energia Firme con gas natural , pero pretendan
hacerlo con posterioridad a la entrada en vigencia del mismo, podran
optar por una cualquiera de las siguientes alternativas para acceder al
suministro de dicho combustible y respaldar las obligaciones referidas:
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i) Suscribir Contratos de Suministro con Firmeza Condicionada o
Contratos de Opcion de Compra de Gas (OCG) con Usuarios No
regulados pertenecientes al sector No Termoeléctrico que cuenten con
Contratos de Suministro en Firme de gas natural. El suministro de gas
natural a la termoeléctrica se hara efectivo cuando el despacho de la
planta y/o unidad de generacion sea requerido por una cualquiera de
las razones previstas en la normatividad del sector eléctrico que se
encuentre vigente o entre a regir en un futuro.

i) Suscribir Contratos de Suministro en Firme de gas proveniente de
proyectos de regasificacion de carbon, pudiendo o no tener vinculacion
econdmica con el proyecto.

iii) Mantener el siguiente Almacenamiento Estratégico:

-Para las plantas existentes, unas existencias de gas natural
disponibles en todo momento, equivalente a un minimo de cinco (5)
meses y a un maximo de ocho (8) meses, segun defina la Comision de
Regulacion de Energia y Gas (CREG), de un consumo de gas
equivalente a la diferencia que resulte entre el consumo de gas que
requeririan para operar a plena Capacidad Efectiva Neta y el consumo
de gas que requeririan para operar con el Factor de Utilizacion
Promedio registrado en los ultimos tres (3) aflos consecutivos, sin
presencia del Fendmeno de El Nifio — oscilacion del Sur (ENOS).

- Para las plantas nuevas, unas existencias de gas natural disponibles
en todo momento, equivalente a un minimo de cinco (5) meses y a un
méaximo de ocho (8) meses, segun defina la Comision de Regulacion
de Energia y Gas (CREG), de un consumo de gas equivalente a la
diferencia que resulte entre el consumo de gas que requeririan para
operar a plena Capacidad Efectiva Neta y el consumo de gas que
requeririan para operar con el Factor de Utilizacion Promedio esperado,
factor que para tal efecto estimara el Centro Nacional de Despacho
(CND) y que sera ajustado cuando exista informacion real suficiente
para efectuar un calculo en los mismos términos definidos en el item
inmediatamente anterior.

Dichas existencias se podran mantener en: almacenamientos
subterraneos, pudiéndose computar en dicha cuantia la parte del gas
colchdn extraible por medios mecanicos; o en plantas de
regasificacion. Dichas infraestructuras deberan estar conectadas a la
red de transporte, debiendo el agente del Sector Termoeléctrico
garantizar que exista capacidad suficiente para el transporte de los
respectivos volumenes, ademas de su transporte basico.
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Paragrafo. ElI Almacenamiento Estratégico exigible al Sector
Termoeléctrico sustituye parcialmente la obligacion de suscribir
contratos de suministro de gas natural de que trata el Cargo por
Confiabilidad regulado por la Comision de Regulacion de Energia y gas
(CREG). Ademas del Almacenamiento estratégico, los agentes del
Sector Termoeléctrico para respaldar el Cargo deberan contar con
contratos de suministro bajo la modalidad en firme por cantidades
equivalentes al gas que requeririan para operar con el Factor de
Utilizacion Promedio calculado para las plantas existentes y las plantas
nuevas, segun lo dispuesto en este Articulo.

Articulo 17. Almacenamiento Subterrdneo en Campos de
Hidrocarburos. El Ministerio de Minas y Energia y la Agencia Nacional
de Hidrocarburos (ANH), segun sus competencias, desarrollaran los
estudios, procedimientos y expediran los actos administrativos a que
haya lugar, de tal manera que sea viable la utilizacion de campos de
hidrocarburos con fines de almacenamiento.

Paragrafo 1. Lo sefialado en el presente Articulo estara disponible en
un plazo no superior a un (1) afio transcurrido desde la expedicion del
presente Decreto.

Pardgrafo 2. Para la seleccion y aprobacion del uso de
Almacenamiento Subterraneo se priorizaran las propuestas de los
agentes del Sector Termoeléctrico a los que se refiere el Articulo 16 del
presente Decreto, o0 las propuestas de agentes que los representen,
sobre las propuestas de otros agentes del sector de gas y terceros
interesados.

Entre un ndmero plural de agentes del Sector termoeléctrico
interesados en un campo especifico con fines de almacenamiento, la
cercania geografica entre el campo y las instalaciones del generador
sera priorizada.

Paragrafo 3. Podran ser operadores de Almacenamientos
Subterraneos todos los agentes que actian en el sector de gas natural
0 agentes independientes. En el caso de los agentes sectoriales, la
Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG) evaluara la
necesidad de obligar a la empresa de que se trate a tener objeto
exclusivo, en los términos del Articulo 18 de la Ley 142 de 1994.

Paragrafo 4. Cuando la capacidad de un Almacenamiento Subterraneo
sea utilizada mayoritariamente por agentes del Sector Termoeléctrico a
los que se refiere el Articulo 16 del presente Decreto, el Servicio de
Almacenamiento no estara sujeto a regulacion de precios. No obstante,
siempre gque exista capacidad de almacenamiento disponible, podran
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pedir acceso al servicio agentes del Sector No Termoeléctrico. De no
llegarse a un acuerdo de precios entre el almacenador y el agente del
Sector No Termoeléctrico que solicita acceso, a solicitud de este ultimo,
la CREG podra fijar los cargos respectivos.

Paragrafo 5. Cuando la capacidad de un Almacenamiento Subterraneo
sea utilizada mayoritariamente por agentes del Sector No
Termoeléctrico a los que se refiere el articulo 16 del presente Decreto,
el Servicio de Almacenamiento estara sujeto a la regulacion de precios
que establezca la Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG).
Siempre que exista capacidad de almacenamiento disponible, podran
pedir acceso al servicio agentes del Sector Termoeléctrico.

Antes de transcurrido un (1) afio de la expedicion del presente Decreto,
la Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG) definira la
propuesta metodologica para remunerar los Servicios de
Almacenamiento Subterraneos sujetos a regulacion de precios.

Paradgrafo 6. Antes de transcurrido un (1) afio de la expedicion del
presente Decreto, la Comision de Regulacidon de Energia y Gas
(CREG) definira los términos en los cuales se sufragara o remunerara
la inversion requerida para el desarrollo de Almacenamientos
Subterraneos. El analisis que efectué la Comision de Regulacion de
Energia y Gas (CREG) con el objeto de adoptar decisiones en esta
materia debera partir de un andlisis de los beneficios y costos que se
deriven de la ejecucién de estos proyectos.

Paragrafo 7. El gas natural inyectado con fines de almacenamiento, a
recuperarse en un periodo posterior, no debera contabilizarse dentro de
las Reservas con que cuenta el pais.

Articulo 20. Transicién hacia el Nuevo Esquema de Confiabilidad.
Con el fin de dar cumplimiento a las obligaciones de mantener el
Almacenamiento Estratégico de que trata el Articulo 16 del presente
Capitulo, los agentes del Sector No Termoeléctrico contaran con un
plazo maximo de dos (2) afios, contados a partir de la fecha de
expedicion del presente Decreto.

En el caso de los agentes del Sector Termoeléctrico, antes de
transcurrido un (1) afio de la expediciébn del presente Decreto, la
Comision de Regulacion de Energia y gas (CREG) definira los términos
en los cuales flexibilizara, transitoriamente, los requisitos en materia de
contratacion de combustibles para acceder al cargo de Confiabilidad y
respaldar las Obligaciones de Energia Firme de aquellos agentes que
opten por la alternativa de mantener el Almacenamiento estratégico de
que trata el Articulo 16 del presente decreto. La flexibilizacion cubrira el

131



periodo requerido para el desarrollo de los proyectos de
Almacenamiento.

Asi mismo, establecerd el plazo maximo con que contaran estos
agentes para el desarrollo de los respectivos proyectos, teniendo en
cuenta los resultados de los estudios a los que se refiere el Articulo 17
del presente Decreto.

Paragrafo 1. Transcurrido el plazo sefialado para los agentes del
Sector Termoeléctrico, los productores - comercializadores,
comercializadores o importadores no podran poner a disposicion de
estos agentes suministro de gas en firme diferente al sefialado en el
Paragrafo del articulo 16 de este Decreto. No obstante, los agentes del
Sector Termoeléctrico podran acceder al mercado spot para ajustar sus
requerimientos efectivos de gas. Asi mismo, podran acceder a
contratos de suministro interrumpibles por parte del comprador, con el
fin de garantizar las existencias de su Almacenamiento Estratégico.

Paragrafo 2. Vencidos los contratos de suministro en firme con que
actualmente cuentan algunos Agentes del Sector Termoeléctrico para
respaldar sus Obligaciones de Energia Firme, aquellos que en la
actualidad actian, continden actuando, o pretendan actuar en el
Mercado Secundario de gas natural en calidad de comercializadores,
deberan constituirse como tales con sujecion a la normatividad vigente
y deberan llevar contabilidad separada respecto de dicha actividad.

Paradgrafo 3. El control de margenes de comercializacion en el
Mercado Secundario de Gas Natural establecido en el Articulo 2 del
Decreto 1514 del 3 de Mayo de 2010, se entendera derogado cuando
se dé cabal cumplimiento a las disposiciones establecidas en el
presente Articulo. (MME, 2010).

Decreto No. 2100 del 15 de junio de 2011

MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA, Decreto No. 2100 del 15 de junio
de 2011 por el cual se establecen mecanismos para promover el
aseguramiento del abastecimiento nacional de gas natural y se dictan
otras disposiciones.

Capitulo II. Del abastecimiento de gas y confiabilidad del servicio

Articulo 18. Inversiones para asegurar la confiabilidad del servicio.
Los Agentes Operacionales podran incluir dentro de su plan de

132



inversiones aquellas que se requieran para asegurar la confiabilidad en
la prestacion del servicio publico de gas natural.

Con el fin de incentivar el desarrollo de las mejores alternativas
técnicas, analizadas desde un punto de vista de costo beneficio, la
CREG, dentro del término de seis (6) meses, contados a partir de la
expedicion de este decreto, establecera los criterios de confiabilidad
que deberadn asegurarse para el cubrimiento de la demanda de los
usuarios del servicio publico de gas natural y fijara las reglas para la
evaluacion y remuneracion de los proyectos de inversion que para el
efecto presenten los Agentes Operacionales.

Articulo 19. Almacenamiento subterrdneo en campos de
hidrocarburos. En un plazo no superior a un (1) afio, el MME y la ANH
evaluaran conjuntamente la viabilidad de la utilizacion de campos de
hidrocarburos con fines de almacenamiento de gas natural como
alternativa para asegurar la confiabilidad del servicio publico. (MME,
2011).
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